La industria eléctrica del Istmo Centroamericano: situación de los procesos de reforma y perspectivas para el corto y mediano plazo by NU. CEPAL. Subsede de México
c,;L-
COMISIÓN ECONÓMICA 
PARA AMÉRICA LATINA 






24 de marzo de 1999
ORIGINAL: ESPAÑOL
.,cca '<i
'  . . .  M
LA INDUSTRIA ELÉCTRICA DEL ISTMO CENTROAMERICANO: SITUACIÓN 
DE LOS PROCESOS DE REFORM A Y PERSPECTIVAS PARA EL 






I. EVOLUCIÓN RECIENTE DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA EN EL
ISTMO CENTROAMERICANO.................................................................... 7
1. Capacidad instalada    .............................................................................  7
2. Oferta de energía, cubrimiento de la demanda y racionamientos  10
3. Ventas, estructura del consumo, índice de electrificación y pérdidas
de energía eléctrica....................................................................................  13
4. Interrelación entre el consumo de hidrocarburos y la energía
eléctrica...................................................   17
5. Los sistemas interconectados subregionales...........................................  19
II. LA NUEVA ESTRUCTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA EN LOS
PAÍSES DEL ISTMO CENTROAMERICANO...........................................  21
1. Los procesos de reforma de la industria eléctrica........    21
2. Avances de los procesos de reforma........................................................ 31
III. PROSPECTIVA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA DEL
ISTMO CENTROAMERICANO.................................................................... 44
A. MERCADOS NACIONALES..................................................................  44
1. Estructura futura de la industria eléctrica en la región..................... 44
2. Los planes indicativos para la generación eléctrica..........................  52
3. Los servicios de transmisión y centros de despacho........................ 66
4. La demanda de las distribuidoras...................................................... 69
B. EL MERCADO ELÉCTRICO REGIONAL A MEDIANO PLAZO.... 71
1. La situación actual.............................................................................. 71
2. Las posibilidades de un mercado eléctrico regional en el corto y
mediano plazo.................................................................................... 72
IV. REFLEXIONES FINALES............................................................................... 76
Página




I Istmo Centroamericano: Estadísticas relevantes del subsector eléctrico.  81
II Descripción de las reformas en cada país.........................................................  91
n i  Situación de la generación independiente de electricidad en los países del
Istmo Centroamericano.................................................................................... 101
IV Istmo Centroamericano: Mercados mayoristas, estructura y participación
de la producción (oferta) de energía eléctrica.................................................  119
V Istmo Centroamericano: Mercados mayoristas, estructura y participación
en la demanda (distribución, comercialización y grandes usuarios de
energía eléctrica)............................................................................................... 129
VI Istmo Centroamericano: Balances de potencia y energía................................. 137
RESUMEN
A. Evolución reciente de la industria eléctrica
1. La oferta y el consumo de energía eléctrica han mostrado gran dinamismo en los seis países 
del Istmo Centroamericano, a partir de importantes ampliaciones de la capacidad instalada. Esta 
mayor oferta ha permitido eliminar paulatinamente los racionamientos y la escasez de electricidad que 
se daban en la mayoría de los países. Por otra parte, inversionistas privados han instalado una 
significativa capacidad en nuevos proyectos y en la rehabilitación de plantas existentes.
2. Al 31 de diciembre de 1997 la capacidad instalada de los seis países del Istmo 
Centroamericano ascendía a 5,563.3 MW. La componente hidroeléctrica aún continuaba siendo 
mayoritaria, con 53.3% (2,965.7 MW), a pesar del reciente programa de instalaciones térmicas. El 
resto de la estructura de los medios de generación se componía de turbinas de gas y plantas de 
combustión interna (31.1%, 1,729.6 MW), de plantas de vapor (10.9%, 606 MW), geotérmicas 
(4.4%, 245.3 MW) y eólicas (0.3%, 16.5 MW).
3. Como muestra del dinamismo de la industria, se observa que en el quinquenio 1993-1997 la 
producción neta de energía eléctrica en la región creció a una tasa promedio anual de 6.8%, superior 
a la del quinquenio anterior (4.6%). Por países, en orden decreciente se observaron en dicho período 
las siguientes tasas: El Salvador 8.9%; Guatemala 8.3%, Honduras 7.2%, Panamá 6.1%, Costa Rica 
5.3% y Nicaragua 5%.
B. Nueva estructura de la Industria eléctrica
4. Los cambios más importantes que se han dado en la industria eléctrica del Istmo 
Centroamericano están relacionados con su estructura organizativa y provienen de los procesos de 
reforma llevados a cabo en estos países. Dichos procesos, iniciados en los primeros años de esta 
década, derivaron en nuevas leyes de electricidad en todos los países de la región. Costa Rica y 
Honduras, primeros países en aprobar sus nuevos marcos, analizan actualmente modificaciones que 
les permitirían contar con esquemas de mayor apertura de sus industrias.
5. Las nuevas leyes de la industria eléctrica tienen características particulares en cada uno de los 
países; sin embargo, también poseen grandes similitudes. En cuatro países (Guatemala, El Salvador, 
Nicaragua y Panamá) se plantea una desintegración total, en tanto que en los otros dos se mantiene 
una integración parcial generación-transmisión (en Honduras) o total (en Costa Rica). A mediados de 
1998 se reportaban importantes avances en los procesos de reforma, principalmente en lo referente a 
la desintegración de las empresas públicas de electricidad; también progresó la privatización de la 
distribución en tres países y la venta de algunos activos de generación. Asimismo, en algunos países 
se ha seguido desarrollando el proceso de privatización de varias empresas de generación establecidas 
a partir de las antiguas empresas públicas de electricidad.
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6. Con excepción de El Salvador, donde las leyes no lo contemplan, los demás países han 
creado nuevos entes encargados de las funciones normativas de la industria eléctrica. De igual 
forma, en los seis países se han fundado (o reestructurado) las instituciones regulatorias de la 
industria, cuatro de ellas de reciente creación.
7. En el ámbito empresarial son más notorios los cambios y transformaciones de la industria, 
destacando en todos los países el aumento del número de actores en los distintos niveles. Además de 
los agentes privados que han surgido en el segmento de la generación desde hace varios años, se han 
dado pasos para la corporativización de las empresas públicas, y se han llevado a cabo varias 
privatizaciones. Así, en El Salvador se han separado los segmentos de generación, transmisión y 
distribución, y se procedió, a inicios de 1998, a la venta de las distribuidoras. En Guatemala, en 1997 
se vendieron los activos de generación de una central termoeléctrica y se crearon las empresas filiales 
del Instituto Nacional de Electrificación (INDE) en generación, transmisión y distribución; a 
mediados de 1998 se procedió a la venta de la distribuidora metropolitana y se anunció la venta de la 
distribución del INDE. En el caso de Panamá, en mayo de 1998 se crearon, a partir del Instituto de 
Recursos Hidráulicos y Electrificación (IRHE), cuatro empresas de generación, tres distribuidoras y 
una de transmisión; con excepción de esta última, las restantes serían privatizadas durante 1998.
8. A mediados de 1998 quedaron constituidas las empresas de transmisión de Guatemala, 
El Salvador y Panamá, todas de propiedad pública. En los casos de Costa Rica y Honduras las leyes 
vigentes no contemplan la creación de empresas transportistas independientes del segmento de la 
producción. Por su parte, en la fecha indicada Nicaragua no había empezado aún la desintegración 
vertical de su empresa estatal.
9. Ha cobrado gran importancia Ja administración de los mercados nacionales de electricidad. 
En Costa Rica, Honduras, Nicaragua y Panamá, la empresa de transmisión tiene asignado también 
el centro de despacho y el manejo del mercado mayorista nacional. En los otros dos países la 
empresa de transmisión está separada del manejo del mercado nacional. De esta forma, en 1998 se 
creó en Guatemala el Administrador del Mercado Mayorista y, en El Salvador, la Unidad de 
Transacción.
10. En aquellos países en que se ha previsto, el poco tiempo transcurrido no ha permitido la 
implementación del mercado libre, de forma que todos los clientes, a excepción de los 
autoconsumidores, están aún regulados. Por el momento es muy difícil estimar la dimensión de los 
futuros mercados regulados y libres. Sin embargo, en relación con los clientes libres, es 
conveniente tener en cuenta que la mayoría de las grandes industrias en la región se encuentra 
conectada a las redes de mediana tensión (propiedad de las distribuidoras) y sólo unas pocas están 
conectadas a las redes de transmisión (en 115, 138 y 230 kV).
C. Prospectiva de la industria eléctrica en los países del 
Istmo Centroamericano
11. Para realizar un estudio prospectivo de la industria eléctrica regional es necesario considerar 
su nueva estructura, la adopción de los nuevos mecanismos del mercado eléctrico y las 
interacciones entre los agentes. De acuerdo con los planes indicativos de los países se prevé la
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siguiente evolución para el corto y mediano plazo (período 1998-2004), antes de la entrada del 
proyecto Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países de América Central (SIEPAC):
a) La demanda de energía y la potencia eléctrica en la región crecerían en promedio a 
tasas anuales de 6.3% y 5.8%, respectivamente. Los crecimientos serían más altos en Guatemala, 
Nicaragua y Honduras, países con las tasas más bajas de electrificación en la región y donde las 
estrategias de desarrollo consideran el impulso de programas de electrificación.
b) En los seis países del Istmo Centroamericano se añadirían 2,726 MW en el período 
1998-2004 (389 MW/año). La mayor parte de esa capacidad se instalaría durante los primeros 
cuatro años, apreciándose una disminución en el ritmo de los programas de expansión a partir del 
año 2002. Del total de las adiciones, de acuerdo con los planes de los países, 52% corresponde al 
desarrollo de recursos renovables: 38% hidroeléctricas, 12% geotérmicas y 2% eólicas. El 48% 
restante correspondería a centrales termoeléctricas a base principalmente de derivados del petróleo 
y, en menor medida, de carbón.
c) Gracias a los planes indicativos en cada país, a los proyectos en ejecución y a las 
decisiones tomadas, existirá una mayor holgura para satisfacer la demanda en Costa Rica, 
Guatemala y Panamá; incluso en dichos países podrían existir reservas potenciales para exportar 
energía a los países vecinos.
d) La prioridad para tomar la decisión de instalar futuras centrales de generación debería 
recaer, en este orden, en El Salvador, Honduras y Nicaragua. Dichas decisiones serían tomadas de 
acuerdo con lo establecido en los nuevos marcos de la industria, es decir, con participación directa 
de los nuevos agentes e inversionistas privados.
12. En cuanto al segmento de generación, podrían visualizarse dos grupos de empresas con mayor 
facilidad para mejorar su posición en los mercados. Por una parte, están los generadores 
independientes que poseen contratos tipo take or pay o contratos de capacidad, especialmente 
importante en los cuatro países ubicados en el norte de la región. Por la otra, las empresas de 
generación estatales y sus sucesoras privatizadas (total o parcialmente), cuya participación es 
mayoritaria en todos los países en la actualidad.
13. En cuanto a la demanda de electricidad, existen muchos argumentos para pensar que las 
empresas distribuidoras serían los actores más importantes en el corto y mediano plazo. Estos 
argumentos se fundamentan en el volumen que representan los usuarios de los sectores residencial, 
comercial e industrial menor, dentro de la demanda agregada de los países (más del 75% de las 
ventas de energía eléctrica en la región). Además de las posibles barreras, no debe perderse de vista 
el poder de mercado que las distribuidoras tendrían para retener a sus clientes.
14. El tamaño de los mercados eléctricos nacionales y las condiciones iniciales de las nuevas 
industrias eléctricas, especialmente las relacionadas con el número de agentes, así como la puesta en 
marcha de los nuevos mecanismos de administración del mercado y, en algunos casos, los 
compromisos de largo plazo con generadores independientes, limitan las posibilidades de competencia 
en el corto plazo. Una de las principales tareas de los entes reguladores es asegurar que dichas 
condiciones vayan mejorando en los próximos años.
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15. Tradicionalmente se han buscado los beneficios de la operación de las interconexiones 
regionales a partir de una coordinación de la operación de los sistemas nacionales, con el propósito 
de reducir costos al aprovechar las complementariedades que dichos sistemas presentan; sin 
embargo, este método siempre tuvo muchos obstáculos. En la práctica, en los últimos años los 
beneficios de las interconexiones se han obtenido de los intercambios de ocasión y del apoyo en 
situaciones de emergencia. Es muy difícil cambiar estas prácticas, sobre todo por la limitada 
capacidad de transferencia de los enlaces que operan actualmente; sin embargo, hay tres puntos 
relevantes que indicarían la conveniencia de realizar esfuerzos para efectuar intercambios de 
energía firme, aunque éstos sean de escala reducida: la existencia de capacidades excedentarias en 
algunos países (Costa Rica, Guatemala y Panamá); el inicio de la construcción de la interconexión 
El Salvador-Honduras, que estaría operando a finales del 2000, y la necesidad de empezar a 
coordinar las expansiones e impulsar proyectos regionales. Afortunadamente se han logrado 
avances para hacer viables las transacciones regionales, entre las que sobresale la adopción de 
criterios y metodología comunes para el cálculo de los peajes.
16. La revisión del historial de los flujos absolutos anuales observados en las interconexiones 
binacionales, a partir de la puesta en operación de cada una de ellas, permitió calcular los factores 
de uso. Estos datos demuestran que sólo el enlace Nicaragua-Costa Rica muestra una alta 
utilización, en promedio, de 50% (obsérvese que esa línea también presta los servicios de trasiego 
de energía a Honduras y Panamá, lo que en parte explica su porcentaje). Por el contrario, el uso de 
otros tres interconectores es bajo.
17. La capacidad excedentaria actual y potencial de las interconexiones existentes haría viable 
en el corto plazo (de 6 a 12 meses) los contratos de energía firme, de escala reducida, entre actores 
situados en diferentes países, particularmente de empresas generadoras ubicadas en Guatemala, 
Costa Rica y Panamá, hacia los otros tres países. En el mediano plazo (a partir de los años 2000 y 
2001, cuando ya estén construidos los refuerzos de las redes troncales nacionales y la línea 




La Sede Subregional en México de la Comisión Económica para América Latina y el Caribe 
(CEPAL) realiza periódicamente un análisis de la evolución de la industria eléctrica en los países 
del Istmo Centroamericano. Este documento presenta los datos, el análisis mencionado y una 
propuesta de políticas orientadas a mejorar el desempeño de este sector en el futuro.
Al igual que en la mayoría de los países de América Latina, en esta región se han venido 
produciendo cambios significativos en la estructura del subsector eléctrico. En diferente grado, los 
gobiernos abandonan las funciones empresariales y se produce una apertura para la participación de 
inversiones privadas en los distintos segmentos de la industria.
En el Istmo Centroamericano estas transformaciones tienen particular importancia por 
tratarse de economías pequeñas, con bajo grado de industrialización, y en casi todos estos países 
una porción importante de la población aún carece de los beneficios del servicio de electricidad. 
Esto implica que los mercados nacionales de electricidad son relativamente pequeños, con pocos 
clientes industriales importantes y con una alta prioridad de ampliar la cobertura a la población.
Este documento describe, en primer lugar, la evolución de los principales indicadores de la 
industria eléctrica en la región durante el quinquenio pasado. En seguida se analizan los avances en 
los procesos de reforma de esta industria en cada uno de los segmentos, identificando los nuevos 
actores presentes en los países. Finalmente se presenta un ejercicio prospectivo para el período 
1998-2004, a fin de visualizar la dinámica de esta industria en el corto plazo, estudiando los planes 
indicativos, el entorno de la industria en cada uno de los segmentos y las características principales 
de los mercados nacionales. Lo anterior permite obtener importantes reflexiones sobre los avances 
de la reforma y la creación de un mercado eléctrico regional.1
Es importante aclarar que el documento fue finalizado en el mes de octubre de 1998, cuando 
todavía no se conocían los efectos provocados por el huracán Mitch, desastre natural que incidirá 
negativamente en las economías de cuatro países de la región. Por lo tanto, algunas de las 
recomendaciones de este estudio deberán interpretarse de acuerdo con la nueva realidad. La 
recuperación de las economías marcará la prioridad que deberá asignarse a los futuros proyectos de las 
industrias eléctricas nacionales y regional.
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I. EVOLUCIÓN RECIENTE DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA 
EN EL ISTMO CENTROAMERICANO
Este primer capítulo analiza la evolución y el comportamiento de los principales indicadores de la 
industria eléctrica de los seis países del Istmo Centroamericano, particularmente los referidos a la 
oferta y al consumo de electricidad. A continuación se enumeran las tendencias más importantes:
1) Desde el punto de vista de la oferta, han ocurrido importantes ampliaciones a la capacidad 
instalada, lo cual ha posibilitado un crecimiento significativo en la producción y consumo de energía 
eléctrica. Comparando las tasas promedio anuales de crecimiento de la capacidad instalada, se 
observa que en el quinquenio 1993-1997 se registró una tasa de 4.5%, mientras que en el quinquenio 
anterior (1988-1992) dicha tasa fue de solamente 2.5%.
2) El incremento de la oferta ha permitido eliminar de forma paulatina los racionamientos y 
la escasez de electricidad que anteriormente existieron en algunos países. En cuanto a las tecnologías 
instaladas, se ha observado un avance en la participación de centrales termoeléctricas a base de 
combustibles fósiles importados. En lo referente a la producción, en el último quinquenio 
(1993-1997) este tipo de centrales participó con 31% de la energía eléctrica generada en la región, 
mientras que en el quinquenio anterior (1988-1992) dicha participación sólo fue de 14%.
3) Algunas empresas privadas han invertido significativamente en nuevos proyectos y en la 
rehabilitación de plantas existentes. En 1992 la generación independiente tuvo una participación de 
2.7% de la capacidad instalada y 4.7% de la producción de energía en la región; en 1997 esos 
indicadores aumentaron a 17.3% y 21%, respectivamente.
4) Asimismo, se han registrado apreciables incrementos en el consumo de electricidad. Las 
ventas de las empresas eléctricas al consumidor final aumentaron en el quinquenio 1993-1997 a un 
ritmo promedio anual de 6.6%, en tanto que en el quinquenio anterior (1988-1992) dicho crecimiento 
fue de sólo 4.9%.
A continuación se presenta un análisis sobre la evolución reciente de los principales 
indicadores técnicos de la industria eléctrica durante el período 1993-1997. La información que 
sustenta dichos análisis se encuentra en el anexo I.
1. Capacidad instalada
Al 31 de diciembre de 1997 la capacidad instalada de los seis países del Istmo Centroamericano 
ascendía a 5,563.3 MW. La componente hidroeléctrica aún continúa siendo mayoritaria, con 53.3%, 
a pesar del reciente programa de instalaciones térmicas. El resto de la estructura de los medios de 
generación se compone de turbinas de gas y plantas de combustión interna (31.1%), plantas de vapor 
(10.9%), geotérmicas (4.4%) y eólicas (0.3%). (Véanse el cuadro 1 y el gráfico 1.)
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ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD INSTALADA 
Y LA DEMANDA MÁXIMA (MW)
Cuadro 1
1980 1985 1990 1993 1994 1995 1996 1997
Demanda 1,583.5 1,988.0 2,614.9 3,206.9 3,404.6 3,630.5 3,789.4 4,116.1
Capacidad instalada total 2,420.7 3,931.4 4,129.3 4,654.8 4,794.3 5,209.3 5,425.7 5,563.3
Hidro 1,231.9 2,583.5 2,708.6 2,751.3 2,756.2 2,797.0 2,896.7 2,965.7
Geo 95.0 130.0 165.0 175.0 230.1 235.3 240.3 245.3
Vapor 539.1 519.5 519.5 489.5 467.5 473.8 473.8 458.8
Diesel 212.2 249.9 218.5 356.9 431.9 657.0 727.2 745.8
Gas 342.4 448.5 517.7 860.1 863.1 983.8 983.8 983.8
Cogener - - - 22.0 45.5 62.5 87.5 147.5
Eólica - - - - - - 16.5 16.5
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
En el quinquenio 1993-1997 las ampliaciones netas de la capacidad instalada en la región 
totalizaron 1,088 MW, 72% de los cuales correspondieron a centrales térmicas a base de derivados 
del petróleo, 20% a hidroeléctricas, 7% a geotérmicas y 1% a eólicas (véase el anexo estadístico al 
final del documento). Las ampliaciones por país en este período fueron las siguientes:
a) Al incrementar su capacidad en 330 MW, Costa Rica fue el país que realizó las mayores 
adiciones (205.5 MW hidroeléctricos, 70 MW geotérmicos, 16.5 MW eólicos, 4 MW en 
cogeneración y 34 MW en turbinas de gas). Además de registrar la mayor capacidad instalada en el 
Istmo, Costa Rica posee el porcentaje más alto de generación hidroeléctrica (86% en 1997).
b) El Salvador incrementó su capacidad instalada en 246 MW, de los cuales 120 MW 
fueron en turbinas de gas, 144 MW en combustión interna (que corresponden a un productor 
privado), y en retiros de la Comisión Ejecutiva Hidroeléctrica del Río Lempa (CEL) por 18 MW, 
también de motores pequeños de combustión interna.
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Gráfico 1
ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE LA 
CAPACIDAD INSTALADA Y  LA DEMANDA MÁXIMA
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Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
c) En Guatemala todas las adiciones se efectuaron con participación privada, con un 
incremento neto de 277 MW en la capacidad instalada del país (191 MW corresponden a motores 
diesel y turbinas de gas, 132 MW a cogeneración en ingenios azucareros, 14 MW hidroeléctricos y 
retiros principalmente térmicos por 60 MW).
d) En Honduras, las adiciones netas fueron de 196 MW (93 MW en motores diesel, 101 
MW en turbinas de gas, que incluyen 39 MW instalados por un generador independiente, y pequeñas 
hidroeléctricas que se incorporaron al sistema). La cifra anterior no incluye la rehabilitación y 
repotenciación de las unidades diesel de la Ceiba y Puerto Cortés (86 MW), efectuadas por una firma 
privada que operará dichas centrales por un período de 15 años.
e) En Nicaragua la única adición corresponde a unidades diesel instaladas por un generador 
independiente (36 MW). Por rehabilitaciones en sus unidades de vapor, a finales de 1997 el 
incremento neto de su capacidad instalada en el quinquenio fue de sólo 12 MW. No se incluye en 
esta cifra la oferta de un ingenio azucarero que realizó ventas de energía al sistema nicaragüense.
f) Panamá registró un incremento neto en su capacidad instalada de 27 MW, 
correspondiente en su totalidad a unidades de tipo diesel. Es importante mencionar el programa de 
rehabilitación y repotenciación del parque termoeléctrico puesto en marcha por el IRHE y continuado 
por las empresas sucesoras. Además, se llevaron a cabo obras en la presa de la hidroeléctrica Edwin 
Fábregas (Fortuna) que permiten incrementar la capacidad de dicho embalse.
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Sobre el programa de adiciones realizado durante este último quinquenio debe observarse que, 
con excepción de Costa Rica, casi todas las centrales instaladas o contratadas intentaban superar 
situaciones de desabastecimiento, por lo que principalmente consistieron en turbinas de gas o 
generadores diesel. Esta situación refleja un cambio drástico con respecto a los años ochenta, cuando 
los países de la región pusieron en operación una importante cantidad de centrales hidroeléctricas y 
geotérmicas.
2. Oferta de energía, cubrimiento de la demanda y racionamientos
a) Producción de energía
Con la capacidad instalada existente, durante 1997 se generaron 22,254.9 GWh, de los cuales 
61.5% correspondieron a generación hidroeléctrica, 32.9% a termoeléctricas, estas últimas divididas 
entre turbogases y generadores diesel (21.6%) y termoeléctricas convencionales más cogeneración 
(11.3%); 5.2% a geotérmicas y 0.3% a una central eólica. (Véanse el cuadro 2 y el gráfico 2.)
Cuadro 2
ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE LA 
GENERACIÓN NETA
(GWh)
1980 1985 1990 1993 1994 1995 1996 1997
Total 8,466.6 10,562.3 14,175.2 17,247.1 18,087.6 19,454.4 20,538.6 22,254.9
Hidro 5,657.8 8,078.5 12,165.9 12,436.0 11,169.2 11,468.5 13,575.9 13,689.3
Geo 365.3 664.2 747.6 1 2 1 A 1,025.0 1,159.0 1,153.1 1,163.2
Vapor 1,862.5 1,237.9 1,013.8 1,653.3 1,967.9 1,870.4 1,916.3 1,876.1
Diesel 146.3 115.8 16.5 983.9 1,518.5 2,242.9 2,692.7 3,637.2
Gas 434.7 465.9 231.4 1,412.7 2,351.9 2,586.2 927.1 1,171.4
Cogener - - - 34.0 55.1 127.4 251.0 642.0
Eólica - - - - - - 22.6 75.8
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ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE 
LA GENERACIÓN NETA
GWh
1980 1985 1990 1993 1994 1995 1996 1997
□ Hidro ■Geo 0 Vapor □ Diesel aGas BCogener ■ Eólica
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
En el quinquenio 1993-1997 la generación neta disponible 2 de energía eléctrica en la región 
aumentó a una tasa promedio anual de 6.8%, con apreciables diferencias entre los distintos años, 
variando entre un mínimo de 4.6% (en 1994 y 1995) y un máximo de 8.8% (en 1997). Al comparar 
la generación neta disponible en cada país se observaron las siguientes tasas, en orden decreciente: El 
Salvador 8.9%, Guatemala 8.3%, Honduras 7.2%, Panamá 6.1%, Costa Rica 5.3% y Nicaragua 
5%. Los datos anteriores son un buen indicador de la dinámica del consumo de electricidad en los 
países de la región y pueden diferir de los reportes de ventas de energía, especialmente en aquellos 
países cuyos niveles de pérdidas y energía no facturada hayan mostrado variaciones apreciables.
A continuación se formulan algunas observaciones referentes a la evolución de la estructura 
de la energía despachada.
i) La participación de la energía hidroeléctrica continúa en pleno descenso. Con 
excepción de Costa Rica, en los restantes países fueron escasas las adiciones de plantas de este tipo. 
Además, la ocurrencia de sequías e irregularidades en los ciclos hídricos fue determinante en la 
menor participación de la hidroelectricidad, principalmente en los años 1994 y 1995. Para ilustrar lo 
anterior, obsérvese que en 1990 esta energía llegó a representar 86% de la generación regional 
(12,166 GWh); a partir de ese año se ha producido una continua declinación: en 1993 cayó a 72% 
(12,436 GWh), en 1994 a 62% (11,169 GWh), y en 1995 a 59% (11,469 GWh). En 1996 y 1997 se 
observaron pequeños repuntes de 66% (13,576 GWh) y 61.5% (13,689.3 GWh), respectivamente.
2 La generación neta disponible es un buen indicador de la energía eléctrica consumida en el 
país y está formada por la suma de la energía producida, más las importaciones y menos las exportaciones, 
estas últimas referidas a las transacciones con los países vecinos. En el caso de Panamá también incluye 
las transacciones realizadas con las zonas francas y la zona del canal.
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ii) La componente geotérmica amplió ligeramente su participación, de 4.2% en 1993 a 
5.2% en 1997, sobre todo a raíz de la entrada en operación de la central Miravalles en Costa Rica 
(1994), con lo cual ese país pasó a ser el mayor productor de ese tipo de energía. Debe mencionarse 
como aspecto negativo la declinación en la central de Momotombo, en Nicaragua, como consecuencia 
de una menor producción de vapor geotérmico. En 1997 la producción de esta central fue de 187 
GWh, menos de la mitad de la generación anual observada entre 1989 y 1993.
iii) La participación termoeléctrica ha venido registrando un aumento constante, de
23.7% (4,084 GWh) en 1993 a 32.9% (7,327 GWh) en 1997. En esta categoría, el incremento se
debió principalmente a la generación de nuevas unidades turbogases y generadores diesel, que en 
1993 representaron 13.9% y en 1997 21.6%. En su mayoría correspondieron a generadores 
independientes.
b) Cubrimiento de la demanda y racionamientos
En el análisis de la satisfacción de la demanda es necesario examinar primero la evolución de
la demanda máxima, cuyo valor no coincidente en la región creció durante el quinquenio a una tasa 
de 6.4% anual, totalizando 4,116 MW en 1997, cerca de dos puntos por encima de la tasa de 
crecimiento de la capacidad instalada (véase de nuevo el gráfico 1). De la comparación entre la 
demanda de punta no coincidente y la capacidad instalada se obtiene un margen aparentemente amplio 
de reserva (la relación capacidad instalada/demanda máxima fue de 1.45 y 1.35 en 1993 y en 1997), 
que indicaría que ha existido una situación muy holgada para satisfacer la demanda. Sin embargo, se 
debe tener en cuenta la alta indisponibilidad de muchas centrales termoeléctricas durante los primeros 
años del quinquenio (1993-1994), lo que, unido a las irregularidades en los regímenes hidrológicos, 
se tradujo en racionamientos. Esa situación ha cambiado favorablemente en la región, tanto por las 
repotenciaciones efectuadas en varias plantas como por la instalación de nuevas centrales. De hecho, 
durante 1997 solamente un país tuvo limitaciones para satisfacer sus necesidades en las horas de 
demanda máxima.
Se estima que durante el quinquenio 1993-1997, como consecuencia de la insuficiente 
capacidad de producción, se racionaron en cuatro países de la región alrededor de 775 GWh. (Véase 
el cuadro 3.) Únicamente Costa Rica y Panamá no reportaron racionamientos.
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Cuadro 3





El Salvador 1993-1997 87.9
Honduras 1993-1994 428.0
Nicaragua 1993-1997 235.6
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
3. Ventas, estructura del consumo, índice de electrificación y pérdidas de energía eléctrica
a) Ventas
Las ventas de energía eléctrica en los países del Istmo Centroamericano se incrementaron 
durante el quinquenio 1993-1997 a una tasa promedio anual de 6.6%, superior al ritmo de 
crecimiento del producto interno bruto (PIB) y de la población, y ascendieron a 18,192.5 GWh 
durante 1997. (Véanse el cuadro 4 y el gráfico 3.) Dicha tasa de crecimiento superó a la del 
quinquenio anterior 1988-1992, que ftie de 4.9% en promedio. Por países, resaltan El Salvador 
(9.7%), Honduras (8.2%), Guatemala (6.7%) y Panamá (6.2%), seguidos por Costa Rica (5.2%) y 
Nicaragua (3.9%). Corresponde mencionar en cuatro países la incidencia negativa del incremento de 
las pérdidas sobre las ventas, que fue particularmente significativa en Guatemala y Panamá, mientras 
que Honduras y Nicaragua presentaron una reducción de sus altos niveles.
En cuanto al tamaño de los mercados, el mayor de la región es el de Costa Rica, seguido en 
orden decreciente por Guatemala, Panamá, El Salvador, Honduras y Nicaragua. En 1997 se registró 
una cifra récord de crecimiento de las ventas de energía eléctrica en toda la región (8.2%); esto se 
debió a que cuatro países reportaron incrementos superiores al promedio: Nicaragua (13%), 
Honduras (12.5%), El Salvador (8.8%) y Panamá (8.4%). Por debajo del promedio y con una 
tendencia moderada estuvieron Guatemala (6.3%) y Costa Rica (5.7%).
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Total Residencial Comercial Industrial Otros
1980 7,397.1 2,408.7 1,428.1 2,473.9 1,086.4
1985 9,138.5 3,164.4 2,014.9 2,555.9 1,403.3
1990 11,813.4 4,325.0 2,601.5 3,252.3 1,634.6
1993 14,248.2 5,228.5 3,146.0 4,015.7 1,858.0
1994 14,944.4 5,502.6 3,361.1 4,165.1 1,915.6
1995 16,094.0 5,941.2 3,781.7 4,421.2 1,949.9
1996 16,807.2 6,280.3 4,135.1 4,460.8 1,931.0
1997 18,192.5 6,742.6 4,568.7 4,755.9 2,125.3
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
Gráfico 3
ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE 
LAS VENTAS DE ELECTRICIDAD
E3 Residencial □Comercial a  Industrial ■ Otros
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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b) Estructura del consumo de energía eléctrica
Como resultado de los programas de electrificación, el sector residencial se constituyó en 
mayoritario desde principios de la década de los años ochenta, y ha registrado un ritmo de 
crecimiento de 6.6% durante el quinquenio 1993-1997, con lo cual en 1997 representó 37% de las 
ventas de electricidad (6,742.6 GWh, véanse de nuevo el cuadro 4 y el gráfico 3).
El sector industrial mostró un crecimiento promedio anual de 4.3%, ubicándose en 1997 
como el segundo sector de consumo de la región, con 26.1 % de las ventas (4,756 GWh).
Por su parte, el consumo del sector comercial ha presentado el mayor dinamismo, con un 
crecimiento promedio anual de 10.1% durante el quinquenio en análisis, de tal forma que en 1997 
llegó a ocupar el tercer lugar, con 25.1% del consumo total (4,568.7 GWh). Finalmente, el sector 
de consumos diversos (principalmente gobierno, municipalidades y riego) subió a 3.4% durante el 
quinquenio 1993-1997, representando ventas por 2,125 GWh (11.8%).
Las estructuras de consumo de cada país durante 1997 guardan bastante similitud, aunque 
conviene señalar las siguientes diferencias:
i) Con excepción de Panamá, el sector residencial es el de mayor participación en 
todos los países, con porcentajes que van desde 33% en Guatemala hasta 45% en Costa Rica. En 
Panamá este sector ocupa el segundo lugar y participa con 29% de las ventas.
ii) Con excepción de Nicaragua y Panamá, el sector industrial ocupa el segundo lugar, 
con rangos de participación que van de 28 % en El Salvador a 31 % en Guatemala.
iii) En Nicaragua el sector diverso, conpuesto principalmente por los servicios para el 
riego agrícola, se situó en segundo lugar (25%).
iv) En Panamá, el sector comercial fue el mayoritario (37%).
c) índice de electrificación
El índice de electrificación se elevó significativamente, pasando de 55% en 1993 a 62% en 
1997, como resultado de los diferentes programas de electrificación. En el período 1993-1997 se 
realizaron 962,000 conexiones nuevas, que beneficiaron aproximadamente a 5.1 millones de 
habitantes de Guatemala (33%), El Salvador (21%), Honduras (17%), Costa Rica (13%), Nicaragua 
(10%) y Panamá (6%). Los aumentos del nivel de electrificación fueron generalizados, aunque 
destaca el caso de Costa Rica, cuya cobertura alcanzó 94.7% en 1997.
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d) Pérdidas eléctricas
Durante el quinquenio en estudio se registró un pequeño incremento de las pérdidas, de 
17.8% en 1993 a 18.1% en 1997. Esa tendencia no fue general; sólo El Salvador y Honduras 
reportan reducciones, en tanto que los restantes cuatro países tuvieron incrementos. Teniendo en 
cuenta estos datos, en 1997 únicamente dos países muestran niveles aceptables de pérdidas, por 
debajo de la media regional: Costa Rica (11.3%) y El Salvador (12.4%). De los restantes países, tres 
continúan con altos niveles de pérdidas: Honduras (24.3%), Nicaragua (27%) y Panamá (22.3%), 
mientras que Guatemala es el país que ha registrado los mayores incrementos en las pérdidas, con 
12.9% en 1993 y 18.9% en 1997. (Véase el gráfico 4.)
Gráfico 4
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Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
El gráfico 4 muestra la evolución de las pérdidas totales (técnicas y no técnicas) durante el 
quinquenio 1993-1997. Los altos niveles de pérdidas se deben en algunos casos al crecimiento de los 
sistemas, así como a las reducciones en inversiones y en operación y mantenimiento; sin embargo, en 
otros casos debe asociarse más bien con una deficiente gestión de los servicios de distribución, lo cual 
se traduce en altos costos. Se estima que, en toda la región, la reducción de un punto porcentual del 
nivel de las pérdidas se traduciría en un incremento de ingresos cercano a los 20 millones de dólares. 
Por países, una reducción del nivel de pérdidas, de forma que todos llegaran a 12%, redundaría en 
beneficios que van desde 1.3 hasta 35.9 millones de dólares anuales. (Véase el cuadro 5.)
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Beneficios al reducir 
pérdidas (millones de 
dólares)
Un punto % al 12%
Total 18.1 19.8 124.5
Guatemala 18.9 3.6 24.8
El Salvador 12.4 3.2 1.3
Honduras 24.3 2.9 35.9
Nicaragua 27.0 1.7 24.9
Costa Rica 11.3 4.7 -
Panamá 22.3 3.6 37.6
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
4. Interrelation entre el consumo de hidrocarburos y la energía eléctrica
Como resultado de la instalación de un mayor número de centrales termoeléctricas y de su 
participación creciente en los despachos nacionales, se ha observado un incremento en la utilización 
de combustibles para la producción hidroeléctrica; así, en 1993 se utilizaron 8.5 millones de barriles 
de derivados del petróleo, en tanto que en 1997 se requirieron 12.9 millones de barriles, lo que 
representa un aumento de alrededor de 52%. Por otra parte, desde 1992 se advierte la significativa 
presencia de empresas privadas, que en su mayoría han instalado generadores de combustión interna 
de velocidad media, que en 1997 consumieron 36% del total de búnker y 20.8% del combustible para
generación eléctrica en la región. (Véanse el cuadro 6 y el gráfico 5.)
El incremento de la participación de los hidrocarburos en la industria eléctrica tiene dos 
aristas importantes y estratégicas para los países. La primera es el aumento de la dependencia de 
productos energéticos importados, situación que continuará en los próximos años debido a la escasa 
construcción de proyectos hidroeléctricos y geotérmicos. La segunda se refiere a las coberturas, casi 
inexistentes, ante las variaciones de los precios de los derivados del petróleo. Esta situación se refleja 
en la mayor parte de las contrataciones de generación independiente, en las que dicho riesgo es
absorbido en su totalidad por las empresas públicas de electricidad.
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Total Búnker Diesel Dieselmarino Crudo
1980 5,415.1 4,159.1 881.3 - 374.7
1985 4,129.2 2,704.7 930.1 - 494.4
1990 2,761.1 2,141.3 372.4 137.1 110.3
1993 8,556.2 4,582.8 3,290.7 422.1 260.6
1994 12,163.7 5,632.1 6,078.3 8.8 444.4
1995 13,677.4 6,482.4 7,036.7 47.4 111.0
1996 10,364.5 7,735.3 2,447.7 181.4 -
1997 12,935.4 9,373.6 3,070.7 491.0 -
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
0 Búnker □ Diesel ■ Diesel marino ■ Crudo
Gráfico 5
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Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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5. Los sistemas interconectados subregionales
Con la puesta en operación de las interconexiones binacionales, los países de la región establecieron 
desde 1986 dos subsistemas: el Bloque Norte (Guatemala-El Salvador) y el Bloque Sur (Honduras- 
Nicaragua-Costa Rica-Panamá). El Salvador y Honduras están concluyendo las fases de licitación 
para la construcción de su correspondiente enlace binacional, con lo cual se esperaría que dicha 
interconexión quede concluida al finalizar el año 2000. Por lo tanto, las referencias a los dos bloques 
interconectados seguirán siendo válidas durante los próximos dos años. A partir de 2001 los seis 
países estarían unidos por enlaces de 230 kV de limitada capacidad de transferencia. A continuación 
se presenta un resumen de las características y magnitudes de los dos bloques interconectados.
a) Ventas de electricidad
Las ventas del Bloque Norte llegaron a 6,463.9 GWh en 1997, con una tasa de crecimiento 
promedio anual de 7.9% entre 1993 y 1997, superior a la experimentada por el Bloque Sur. En este 
segundo bloque las ventas ascendieron a 11,728.6 GWh en 1997, y su tasa promedio anual fue de 
5.9% en el mismo quinquenio. En cuanto a las ventas, los países del sur constituyeron 64% del 
mercado eléctrico regional, y los del norte, el 36% restante.
b) Capacidad instalada y producción de energía
La capacidad instalada del Bloque Norte pasó de 1,626 MW, a principios de 1993, a 
2,149 MW en 1997. El incremento neto de capacidad en el quinquenio fue de 523 MW, de los cuales 
sólo 14 MW fueron hidroeléctricos; los restantes correspondieron a termoeléctricas (107.6 MW en 
turbinas de gas, 316.4 MW en combustión interna, 132 MW en cogeneradores, a los que se restarían 
retiros por 47 MW). En el Bloque Sur las adiciones a la capacidad instalada fueron un poco mayores 
(de 2,849 MW a inicios de 1993 a 3,414 MW en 1997), con un incremento neto de capacidad de 
565 MW (207.5 MW en hidroeléctricas, 70 MW en geotérmicas, 135.5 MW en turbinas de gas, 
156 MW en combustión interna, 3.5 MW en cogeneradores, 16.5 MW en eólicas y retiros por 24 
MW). Se constata que en ambos bloques predominó la instalación de turbinas de gas y unidades de 
combustión interna.
c) Generación hidroeléctrica
En el Bloque Norte la producción de energía hidroeléctrica pasó de 3,446 GWh en 1993 a 
3,527 GWh en 1997, lo cual supone un incremento muy leve. La generación a base de recursos 
naturales (hidroeléctricos y geotérmicos) disminuyó considerablemente con respecto al total de la 
producción de electricidad, pasando de 66% en 1993 a 51 % en 1997. En el Bloque Sur la generación 
hidroeléctrica en 1993 fue de 8,961 GWh, incrementándose a 10,162 GWh en 1997. La producción 
de electricidad con recursos naturales es mayor que en el Bloque Norte; sin embargo, también ha 
descendido, de 81% en 1993 a 75% en 1997.
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d) Producción termoeléctrica
En ambos bloques el aumento de la producción de electricidad a base de combustibles fósiles 
fue muy notable entre 1993 y 1997. En el Bloque Norte pasó de 1,952 GWh a 3,822.1 GWh (96% de 
aumento) y en el Bloque Sur, de 2,131.9 GWh a 3,504.7 GWh (64% de aumento).
e) Los intercambios de electricidad
En el Bloque Norte se efectuaron intercambios brutos por un valor acumulado de 458 GWh, 
entre 1993 y 1997, lo que representó 26.5% del total del Istmo; estos intercambios fueron más 
intensos en los cuatro últimos años de dicho período. En este bloque los intercambios netos 
(exportaciones menos importaciones) de Guatemala fueron de 143.2 GWh. Una parte de las 
transferencias corresponde a apoyos en situaciones de emergencia y otra parte a ventas de ocasión.
En el Bloque Sur el valor de las transferencias brutas (1,271 GWh) correspondió al 73% del 
total del Istmo durante el período. Cabe destacar que Honduras ha disminuido considerablemente sus 
exportaciones a los países vecinos, pues al haber incrementado su demanda interna ya no dispone de 
excedentes provenientes de la hidroeléctrica Francisco Morazán. Además de los apoyos recibidos en 
situaciones de emergencia, una buena parte de las transacciones en el bloque sur corresponde a 
préstamos de energía, ya sea como forma de coordinación de la operación de embalses (intercambios 
estacionales) o bien para satisfacer los requisitos de punta (intercambios que se compensan 
semanalmente). En el plano regional las transferencias brutas durante el quinquenio 1993-1997 
acumularon 1,729.4 GWh, valor inferior al registrado en los años ochenta (2,393 GWh en 1986-1990 
y 1,306 GWh en 1981-1985, estos últimos correspondientes solamente a Honduras, Nicaragua y 
Costa Rica, que estuvieron interconectados en ese quinquenio).
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n . LA NUEVA ESTRUCTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA EN LOS 
PAÍSES DEL ISTMO CENTROAMERICANO
En cada uno de los países del Istmo Centroamericano se han venido llevando a cabo procesos de 
reforma y reestructuración de su industria eléctrica. Las motivaciones que han dado origen a dichas 
reformas son en su mayoría coincidentes; sin embargo, existen diferencias en los alcances de las 
nuevas leyes, determinadas por las condiciones específicas de cada país.
Con el apoyo de consultores externos y financiamientos de agencias de cooperación y de la 
banca multilateral, se prepararon diversos estudios sobre la nueva estructura de la industria eléctrica 
y el marco regulatorio respectivo, los cuales fueron, en algunos casos, ampliamente debatidos en 
procesos de consulta con los actores involucrados. Como resultado de este proceso, en la actualidad 
todos los países de la región cuentan con nuevas leyes para el subsector. La Comisión Económica 
para América Latina y el Caribe (CEPAL) ha venido analizando estas reformas con profundidad en 
diferentes publicaciones.3
Tomando en consideración lo anterior, en este documento únicamente se ha incluido un breve 
resumen del contenido de las distintas leyes, la nueva estructura del subsector y la situación de los 
procesos de reforma, lo cual se presenta en el anexo II. Este resumen sirve como marco de 
referencia para la presentación del estado actual de la industria, el cual constituye el punto de 
partida de los análisis que se desarrollan en este documento.
Los datos estadísticos utilizados corresponden al mes de diciembre de 1997. En cuanto a las 
reformas y sus resultados, se han incluido eventos ocurridos hasta el mes de julio de 1998. Las 
referencias a los países se hacen en orden geográfico, de norte a sur, lo cual facilita las 
correlaciones con la integración física a través de las interconexiones de los respectivos sistemas 
eléctricos.
1. Los procesos de reforma de la industria eléctrica
El cuadro 7 contiene un resumen de los principales eventos del proceso de reforma de la industria 
eléctrica de los países de la región, ocurridos durante el período 1990-1998 (ordenado 
cronológicamente). En dicho período todos los países aprobaron sus nuevas leyes del subsector 
eléctrico, y se encuentran actualmente en la fase de transición hacia los nuevos esquemas 
organizativos. El cuadro 8 resume las principales características de dichas industrias, resultantes de 
los procesos de reforma.
Véase, por ejemplo, CEPAL, Revisión global de la cooperación centroamericana en 
energía eléctrica (INT.41/Rev. 1), México, 3 de abril de 1996; Modernización del sector energía en 
Centroamérica (Proyecto CEPAL/BCIE) (LC/MEX/L.301), 22 de mayo de 1996; Istmo 
Centroamericano: Diagnóstico y perspectivas de la integración eléctrica en el corto plazo 
(LC/MEX/R.584), 19 de diciembre de 1996, y Análisis de la legislación eléctrica en América Latina 
(LC/R.1726), Santiago de Chile, 28 de mayo de 1997.
Cuadro 7
ISTMO CENTROAMERICANO: PRINCIPALES EVENTOS EN LA REFORMA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
Año Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá I
1990 1) Creación de la Comisión 
Nacional Supervisora de Servicios 
Públicos (CNSSP)
2) Creación de la Comisión 
Nacional de Energía (CNE)
Ley 7200, Generación 
autónoma o paralela
1991 La Empresa Eléctrica de 
Guatemala, S. A. (EEGSA) 
hace su primera contratación 
mayor de generación 
independiente (ENRON, 100 
MW)
Decreto Ejecutivo No. 5-A-91, 
Contrato Plan ENEE-Gobierno para 
el programa de ajuste del subsector 
eléctrico
.
1992 Reforma a la Ley 
Orgánica del Instituto 
Nicaragüense de Energía 
(INE), facultándolo a 
firmar contratos y 
otorgar concesiones para 
el desarrollo de 
proyectos energéticos
Decreto 29 de liberalización 
del mercado petrolero y nuevo 
contrato Estado-Refinería
1993 El Acuerdo Gubernativo 
4-93 faculta al INDE a 
contratar generación 
independiente (160 MW 
hidro, 24 geotérmico y 3 
térmico)
La Empresa Nacional de Energía 
Eléctrica (ENEE) suscribe su primer 
contrato de generación 
independiente (54 MW, actual 80 
MW) con Electricidad de Cortés, 
S.A. (ELCOSA)
El Decreto de Gabinete No. 4 
modifica al Decreto 29. Los 
combustibles para generación 
de electricidad, destinados al 
IRHE, son exonerados de 
impuestos
1994 Programa de contratación de 
generación independiente de 
EEGSA. Hasta 1996 llegó 
a contratar 467 MW (159 
cogeneradores, 188 
térmicos convencionales y 
120 a base de carbón)
CEL contrata generación 
privada (Nejapa Power, 
80 MW inicial, 140 MW 
actual)
Decreto No. 158-94, Ley Marco del 
Subsector Eléctrico, (noviembre de 
1994)
- Concesión para el 
desarrollo del campo 
geotérmico San Jacinto 
Creación de la 
Empresa Nacional de 
Electricidad (ENEL). El 
INE queda a cargo de 
aspectos normativos y 
regulatorios
Se emitieron elegibilidades 
para proyectos de generación 
independiente que alcanzan el 




I Año Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá
1995 Acuerdo No. 3-95, Nueva 
Ley Orgánica del INDE lo 
autoriza a contratar 
generación independiente, a 
participar en transacciones 
internacionales y en la 
apertura de la red de 
transmisión
Creación y constitución de la 
Comisión Nacional de Energía 
Eléctrica (CNEE)
El Decreto 7508 modifica 
Ley 7200, amplía los limites 
a la generación independiente
1) La Ley No. 6 autoriza al 
IRHE a otorgar concesiones, 
abrir su red de transmisión y 
contratar generación 
independiente
2) Resolución de Gabinete 
No. 245, lineamientos de 
políticas para las reformas de 
los servicios públicos
1996 1) Decreto No. 93-96, Ley 
General de Electricidad
2) Creación de la Comisión 
Nacional de Energía 
Eléctrica
(noviembre de 1996)
1) Decreto 808, Ley de 
Creación de la 
Superintendencia General de 
Electricidad y Comunicaciones 
(SIGET)
2) Decreto 843, Ley General 
de Electricidad (septiembre de 
1996)
En 1995 y 1996 la ENEE suscribe 
contratos de generación 
independiente con la Empresa de 
Mantenimiento, Construcción y 
Electricidad (EMCE) (80 MW) y 
Luz y Fuerza, S. A. (LUFUSSA) 
(40 MW)
La Empresa Nacional de 
electricidad (ENEL) 
contrata a Anfells, 
primer generador 
independiente (36 MW), 
que entró a operar en 
1997
1) Anteproyectos Leyes: 
General de Electricidad y 
Modernización y 
Fortalecimiento ICE
2) Ley 7593, Regulación 
Servicios Públicos (ARESEP)
3) Entra generación 
independiente hidroeléctrica 
Aguas Zarcas (13 MW), Don 
Pedro (14 MW), D. 
Gutiérrez (21 MW) y eólico 
Tilarán (21 MW)
1) Ley No. 26, creación del 
Ente Regulador de los 
Servicios Públicos
2) El IRHE contrata 
generación independiente 
(Petroterminales, 50 MW, en 
operación en 1998)
1997 1) Acuerdo Gubernativo 
256-97, Reglamento de la 
Ley General de Electricidad
2) Venta Central Térmica 
Laguna.
3) INDE fraccionado en tres 
empresas y un corporativo
Inicio Fase HI Proceso de 
Reestructuración de la CEL 
(creación de la corporación)
1) De 1996 a la fecha se han hecho 
estudios del nuevo sistema de 
precios y creación de empresas 
distribuidoras
2) Se exoneran impuestos a 
combustibles para la generación de 
electricidad
La ENEL suscribe dos 
contratos de generación 
independiente, de 50 
MW c/u, con ENRON y 
COASTAL
Resultado de Licitación 
Pública; el ICE contrata a 
Geoenergía de Guanacaste 
(Oxbhow-Marubeni) para el 
diseño, construcción y 
operación de Miravalles ni 
(28 MW)
1) Ley No. 6, Marco 
Regulador e Institucional 
para la Prestación del 
Servicio Público de 
Electricidad (febrero de 
1997)




Año Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá
1998 1) Creación del Ente 
Administrador del Mercado 
Mayorista (AMM) y 
aprobación de su reglamento
2) Venta de la EEGSA
1) Creación de la Unidad de 
Transacciones (UT)
2) Privatización de cuatro 
distribuidoras (Compañía de 
Luz Eléctrica de Santa Ana, 
S. A. de C. V. (CLESA), 
Compañía de Alumbrado 
Eléctrico de San Salvador, S. 
A. de C. V. (CAESS), Del 
Sur, Empresa Eléctrica de 
Oriente (EEO) y Distribuidora 
Eléctrica de Usulután 
Sociedad de Economía Mixta 
(DEUSEM))
Decreto 131-98 (mayo): La 
Comisión Nacional Supervisora de 
los Servicios Públicos (CNSSP) sale 
del subsector eléctrico. La CNEE 
es sustituida por la CNE, que asume 
sus ñmciones y las respectivas de la 
CNSSP en lo referente a electricidad
Ley 272, Ley de la 
Industria Eléctrica (abril 
de 1998)
Ley 271, Reforma a la 
Ley Orgánica del INE 
(abril de 1998)
Reestructuración del IRHE, 
iniciado en 1997; creación de 
empresas: cuatro 
hidroeléctricas, una 
termoeléctrica, una de 
transmisión y dos 
distribuidoras
Fuente: CEPAL, sobre la base de información oficial.
Cuadro 8
ALGUNAS CARACTERÍSTICAS DIFERENCIADAS DE LAS REFORMAS EN LA INDUSTRIA ELÉCTRICA DE CENTROAMÉRICA a/
Características Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá
Tamaño de sistemas eléctricos (MW) (Diciembre de 1997) 1,206 943 729 403 1.372 910
índice de electrificación (%) 54 68 52 56 95 68
Estructura
1. Desintegración vertical empresa pública principal Total Total Parcial Total No Total
2. Desintegración horizontal empresa pública principal Si Si Si Si No Si
3. Posibilidad de empresas privadas verticalmente integradas No Si No No No No
4. Centro de despacho con empresa de transmisión No No Si Si Si Si
5. Separación de distribución y comercialización Si Si No No No No
6. Capacidad permitida de generación a empresas 5 Libre A solicitarse 10 - 15% de su
distribuidoras (MW) alCNEE demanda
7. Venta de activos G, D D G, D G, D No G, D
8. Participación privada permitida G, T, D G, T, D G, D G, D G, D G.D
9. Empresa pública resultante G, T, D ND G, T G, T, D G/T/D Total
Mercado
1. Demanda mínima grandes consumidores (kW) 500 0 1,000 2,000 1,000 500
2. Demanda mínima agente mercado mayorista (kW) 10,000 5,000
3. Aseguramiento del suministro de electricidad por parte del Estado Si No No Si Si No
Precios
1. Subsidios a usuarios de menores ingresos No No Si Si Si Si
Establecimiento de políticas
1. Ente responsable MEM No definido Gab. Ener. CNE MINAE CPE
2. Planificación del subsector MEM No definido ENEE Comisión ICE Emp. Transm.
3. Promoción economía de la energía y fuentes nuevas Si No Si Si Si Si
Interconexión regional
1. Ente encargado de intercambios:
Empresa pública Si Si Si Si
Administrador del mercado Si Sí Si Si
Fuente: CEPAL, sobre la base de información oficial.
a/ De acuerdo con las leyes aprobadas en los países.
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Antes de las reformas, en cada uno de los países de la región la industria eléctrica se 
encontraba dominada por un organismo nacional semiautónomo, con un alto grado de integración 
vertical en las actividades de generación, transmisión y distribución: el Instituto Nacional de 
Electrificación (INDE) en Guatemala; la Comisión Ejecutiva Hidroeléctrica del Río Lempa (CEL) en 
El Salvador; la Empresa Nacional de Energía Eléctrica (ENEE) en Honduras; la Empresa Nacional de 
Electricidad (ENEL) en Nicaragua; el Instituto Costarricense de Electricidad (ICE), y el Instituto de 
Recursos Hidráulicos y Electrificación (IRHE) en Panamá. En la actualidad, las nuevas leyes 
proponen una desintegración total de la industria en Guatemala, El Salvador, Nicaragua y Panamá, de 
forma que los respectivos organismos se encuentran en un franco proceso de reestructuración, para dar 
lugar a la creación de las nuevas empresas de generación, transmisión y distribución. En el caso de 
Honduras, la empresa ENEE mantendrá una integración vertical parcial, pues sólo se tiene prevista la 
venta total o parcial de la distribución. En Costa Rica, el ICE también continuaría integrado 
verticalmente; sin embargo, se encuentran en revisión proyectos de ley que establecerían mayores 
niveles de apertura en la industria.
A continuación se abordan los aspectos normativo, regulatorio y empresarial resultantes de la 
aplicación de los procesos de reforma de la industria eléctrica en los seis países del Istmo 
Centroamericano.
a) Aspectos normativos
Con excepción de El Salvador, todos los países han asignado a un ente específico la función 
normativa de la industria eléctrica, correspondiendo en dos casos a Ministerios de Energía y en tres a 
Comisiones (véase el cuadro 9). Conviene mencionar que los Ministerios ya existían antes de los 
procesos de reforma, mientras que las comisiones fueron creadas a partir de las leyes emitidas para 
implementar dichas reformas. Actualmente todas estas comisiones están en funciones.
Cuadro 9
ISTMO CENTROAMERICANO: ENTES NORMATIVOS DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA






Nicaragua Comisión Nacional de Energía (CNE)




Comisión de Política Energética (CPE)
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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La principal atribución de estos entes se refiere a la formulación de las políticas, estrategias 
y planes indicativos de la industria eléctrica, que periódicamente serán revisados con el propósito de 
que sirvan de insumo básico para la orientación de las decisiones de inversión de los agentes, 
principalmente en lo relativo a nuevas centrales de generación.
Sin embargo, pese a la existencia de estos entes con funciones normativas, las empresas 
públicas de electricidad todavía mantienen un papel muy importante en este campo. Por ejemplo, en 
Honduras y Panamá, la ENEE y la recién creada empresa de transmisión en el segundo país, tienen 
actividades asignadas para la elaboración de los planes indicativos. En el caso de Costa Rica, las 
actividades relacionadas con la planificación eléctrica nacional son elaboradas por el ICE, de 
acuerdo con políticas y lincamientos emanados del Ministerio respectivo (MINAE). En El Salvador, 
ante la ausencia de un ente normativo, hasta el momento la planificación corporativa de la CEL ha 
suplido la ausencia de planes indicativos nacionales.
Por los plazos intrínsecos en la gestación de nuevos proyectos de generación y por la 
magnitud de las inversiones, las acciones normativas en el segmento de la generación serían las 
prioritarias. Es conveniente mencionar que en varios países, los nuevos entes normativos han 
encontrado que, en mayor o menor medida, la expansión de la generación en el pasado reciente no 
ha seguido directrices de un plan específico. En cuanto al desarrollo de la transmisión, las leyes o 
reglamentos de electricidad establecen los principios para la evaluación de las adiciones de 
transmisión.
b) Aspectos regulatorios
Todos los países han conformado ya sus nuevos entes, en su mayoría de tipo multisectorial 
(véase el cuadro 10). En Costa Rica y Panamá se trata de instituciones dedicadas a todos los servicios 
públicos, mientras que en El Salvador, además del subsector eléctrico, incluye las telecomunicaciones. 
En los casos de Honduras y Nicaragua, los entes tienen competencia en todo el sector energía, en tanto 
que en Guatemala está dedicado exclusivamente al subsector eléctrico. Conviene mencionar que en 
Honduras coexistieron inicialmente dos organismos con responsabilidades regulatorias para la industria 
eléctrica, situación que fue corregida a partir de mayo de 1998 (véanse algunos detalles en el 
anexo H).
Un punto importante sobre estos entes es su autonomía en el ejercicio de sus funciones con 
respecto al Poder Ejecutivo. A excepción de Guatemala, no están adscritos directamente a un 
ministerio, lo que les confiere un grado de libertad mayor que en ese país, cuyo organismo regulatorio 
depende de un ministerio específico.
Las funciones de estas instituciones son básicamente iguales en todos los países. Solamente 
Costa Rica cuenta con larga experiencia en la regulación del servicio de electricidad. En los restantes 
países las recién creadas oficinas de regulación se han enfrentado con una gran carga de trabajo en la 
elaboración de reglamentos y normas, el estudio y aprobación de las distintas tarifas, así como el inicio 
de las labores propias de la regulación, entre cuyos puntos destacan los relacionados con la calidad del 















Superintendencia General de 
Electricidad y
Telecomunicaciones (SIGET)
Autoridad Reguladora de los 
Servicios Públicos (ARESEP) 
Ente Regulador de los Servicios 
Públicos (ERSP)
Comisión Nacional de Energía 
(CNE)
Instituto Nicaragüense de 
Energía (INE)
Comisión Nacional de 
Energía Eléctrica (CNEE)
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
Conviene mencionar que, en el mes de febrero de 1998, responsables de los seis entes 
reguladores realizaron su primera reunión regional, en la cual constituyeron una asociación con el 
propósito de intercambiar información y experiencias, y de promover el fortalecimiento de las 
actividades regulatorias de la industria eléctrica regional.4
c) Aspectos empresariales
En este ámbito son más notorios los cambios y transformaciones de la industria, destacando en 
todos los países el aumento del número de actores. Además de las empresas privadas que han surgido 
en el segmento de la generación desde hace varios años, se han dado pasos para la corporativización 
de las empresas públicas, y se han llevado a cabo varias privatizaciones. Así, en El Salvador se han 
separado los segmentos de generación, transmisión y distribución, y se procedió, a inicios de 1998, a 
la venta de las distribuidoras (véase el recuadro 1). En Guatemala, en 1997 se vendieron los activos de 
generación de la Empresa Eléctrica de Guatemala, S. A. (EEGSA) y se crearon las empresas filiales 
del Instituto Nacional de Electrificación (INDE) en generación, transmisión y distribución; a mediados 
de 1998 se procedió a la venta de la EEGSA (véase de nuevo el recuadro 1) y se anunció la venta de la 
distribución del INDE. En el caso de Panamá, en mayo de 1998 se crearon, a partir del IRHE, cuatro 
empresas de generación, tres distribuidoras y una empresa de transmisión, las cuales serían 
privatizadas a finales de 1998.
4 La Asociación Coordinadora de Entidades Reguladoras de Energía Eléctrica de América 




LAS PRIMERAS PRIVATIZACIONES EN LA INDUSTRIA ELÉCTRICA 
DEL ISTMO CENTROAMERICANO
Los procesos de privatización en la región han llevado generalmente más de 18 meses, a partir de la 
contratación de la firma asesora. En ese tiempo se desarrollaron las siguientes actividades: diagnósticos, análisis 
operativos de las empresas, estudio de mercado, proyecciones, análisis legal, estrategia de transferencia, 
valuación de activos, elaboración de un documento síntesis del proyecto (teaser) de amplia divulgación a 
potenciales oferentes, memorándum de venta, publicaciones nacionales e internacionales (prensa e Internet en 
algunos casos), giras promocionales (roadshows), criterios de selección para calificar a los oferentes, venta de 
documentos, formación del banco de datos con información para los oferentes calificados (data room), 
inspección física de las instalaciones con los oferentes calificados (due diligence) y documentos de licitación. A 
continuación se resumen los resultados de las actividades realizadas hasta julio de 1998.
1. Guatemala: Venta de EEGSA (generación y distribución metropolitana)
Las dos acciones realizadas corresponden a la privatización del segmento de generación de la EEGSA y 
posterior venta de la parte de distribución.
a) Planta Laguna. En el mes de agosto de 1997 fueron vendidos los activos de generación de la 
EEGSA, formada por la central termoeléctrica La Laguna (128 MW instalados, disponibles alrededor de 
60 MW, la mayor parte de los cuales corresponde a unidades con más de 20 años de operación) y una turbina 
de gas ubicada en la central térmica de Escuintla (la unidad Stewart, de 38 MW). El proceso consistió en la 
venta del 90% de las acciones y la suscripción de un contrato de compra de energía por 18 años, el cual fue 
adjudicado a la empresa Guatemalan Generating Group (GGG), subsidiaria del grupo estadounidense 
Constellation Power Development, Inc. El monto de la venta fue de 30 millones de dólares, con el compromiso 
de poner a disposición de la EEGSA, en una primera fase de tres años, 80 MW, a un costo de 5 dólares/kW- 
mes y 0.065 dólares/kWh. En una segunda fase de 15 años (de 2001 a 2016), el compromiso se eleva a 
150 MW, a un costo de 17.25 dólares/kW-mes y 0.023 dólares/kWh. En ninguna de las dos fases existe 
compromiso de compra mínima de energía. El restante 10% de las acciones será vendido en 1998, dando 
prioridad a los trabajadores. Los fondos obtenidos de esta privatización se destinaron a la amortización de parte 
de la deuda que mantenía el INDE con la EEGSA. El proceso contó con la asistencia y asesoría de las firmas 
Deutsche Morgan Grenfell y Ernest & Young LLP.
b) Distribuidora EEGSA. En julio de 1998 se efectuó la venta de la distribuidora metropolitana. 
Previamente se llevó a cabo el saneamiento de las finanzas de la EEGSA, en especial lo correspondiente a la 
deuda con el INDE; las tarifas fueron readecuadas, y quedó establecido el procedimiento sobre el cual se harán 
los ajustes posteriores. Además, previo dictamen de la Comisión de Energía Eléctrica, se emitió el Acuerdo 
Ministerial (OM158-98) que autoriza a la EEGSA a prestar el servicio por 50 años.
En 1997 la empresa eléctrica facturó 2,630 GWh, por un valor aproximado de 210 millones de dólares; 
la mayor fuente de sus ingresos provino de los sectores industrial (33%) y comercial (30%); el sector 
residencial solamente representó 29%. Contaba con 494,000 usuarios distribuidos en la zona más importante y 
de mayor densidad de carga del país (departamentos de Guatemala, Sacatepéquez y la mayor parte de Escuintla, 
alrededor de 6,530 km2 y una densidad de carga de 76 usuarios/km2 y 403 MWh/km2). A la fecha de la subasta, 
según reportes oficiales, contaba con 514,000 usuarios y 1,278 trabajadores. El Estado poseía 96% de las acciones 
de esta empresa, habiendo vendido 80% de ellas por un valor de 520 millones de dólares, a un consorcio 
europeo-americano integrado por Iberdrola (España), TPS Ultramar (estadounidense) y Electricidad de 
  ...2
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Portugal. El restante 16% de las acciones será colocado por medio de la bolsa de valores local, teniendo 
preferencia para su adquisición los trabajadores y, en general, personas de bajos ingresos, para lo cual se 
dispondrá de esquemas con financiamiento de la banca nacional. Una parte de los fondos obtenidos será 
destinada al pago de deuda externa y a la recapitalización del Banco de Guatemala; el resto será dedicado a 
inversiones sociales, especialmente a electrificación rural. El proceso contó con la asistencia y asesoría de la 
firma Salomon Smith Barney Inc.
2. El Salvador: venta de las distribuidoras
En enero de 1998 se llevó a cabo la venta de casi toda la distribución en el país. Previamente se ejecutaron 
varias acciones, entre las cuales las más importantes fueron la aprobación del nuevo marco legal de la industria, 
el proceso de reestructuración y corporativización de la CEL y su saneamiento financiero; la reforma 
constitucional que permite concesiones hasta por un período de 50 años, y el Decreto No. 1004, que faculta a la 
CEL para la venta de aciones de las Sociedades Distribuidoras de Energía Eléctrica.
El 20% de las acciones fue adquirido por los trabajadores y el restante 80% fue adjudicado mediante 
subasta pública, con los siguientes resultados:
a) La Compañía de Luz Eléctrica de Santa Ana, S.A. de C.V. (CLESA), que cubre los
departamentos de Santa Ana, Ahuachapán, Sonsonate y parte de la Libertad. El 79.66% de las acciones fue 
adjudicado a la empresa AES El Salvador Ltd., subsidiaria de AES Corporation de Virginia, Estados Unidos. 
El monto de la operación fue de 109 millones de dólares. A finales de 1997, CLESA tenía 180,900 abonados y 
una facturación de 562 GWh y 50.7 millones de dólares.
b) La Compañía de Alumbrado Eléctrico de San Salvador, S.A. de C.V. (CAESS), que cubre los
departamentos de Chalatenango, Cuscatlán, Cabañas y la parte norte de San Salvador. ENERSAL, C.A. es una 
empresa propiedad de C.A. Electricidad de Caracas, que adquirió 75% de las acciones de CAESS por un monto 
de 236 millones de dólares. Al final de 1997 CAESS tenía 384,800 abonados y una facturación de 1,466 GWh y 
139.6 millones de dólares.
c) La Distribuidora de Electricidad del Sur, S.A. de C.V. (DELSUR), que cubre los
departamentos de la Libertad (parcialmente), La Paz, San Vicente y la parte sur de San Salvador. Electricidad 
de Centroamérica, S.A. de C.V. adquirió 75.47% de las acciones de DELSUR por un monto de 180.1 millones 
de dólares. Esta compañía es filial salvadoreña de EMEL, S.A., de Chile. A finales de 1997 DELSUR tenía 
194,100 abonados y una facturación de 665 GWh y 64 millones de dólares.
d) La Empresa Eléctrica de Oriente, S.A. de C.V. (EEO), que cubre los departamentos de La
Unión, Morazán, San Miguel y Usulután, excepto la parte servida por Distribuidora Eléctrica de Usulután, 
Sociedad de Economía Mixta (DEUSEM) (véase más adelante en este mismo recuadro). ENERSAL, C.A. 
adquirió 89.11% de las acciones de EEO por un monto de 61 millones de dólares. A finales de 1997 EEO tenía
129,000 abonados y una facturación de 258.6 GWh y 23.5 millones de dólares. El monto total de la operación 
fue de 586 millones de dólares.
En conjunto, en 1997 las cuatro distribuidoras reportaron 896,100 abonados y facturaron 2,951 GWh y
277.8 millones de dólares. El principal destino del monto recibido por la venta de las empresas será destinado al 
pago de la deuda pública externa e interna. El proceso contó con la asesoría de la empresa consultora Kleinwort 
Benson Lida.
En cuanto a DEUSEM, que atiende algunas poblaciones del Departamento de Usulután, ENERSAL ha 
comprado dos terceras partes de las acciones de la municipalidad y de los accionistas privados; el resto permanece 
en poder de la CEL. Obsérvese que 54% del mercado eléctrico salvadoreño se encuentra en las áreas servidas por 
ENERSAL.
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2. Avances de los procesos de reforma
Con la aprobación y aplicación de las nuevas leyes de electricidad en cada uno de los países del Istmo 
Centroamericano, se aprecia un proceso de transición desde un sistema totalmente integrado hacia una 
desintegración horizontal parcial (en los segmentos de generación y distribución) y, posteriormente, en 
algunos países, hacia una desintegración total.
a) La producción de energía eléctrica
En este segmento se dieron, al inicio de la presente década, las primeras manifestaciones de 
cambio en la estructura de la industria, con el surgimiento de los generadores independientes, en su 
mayoría contratados para solucionar problemas de abastecimiento. Es importante resaltar que casi 
todos los generadores independientes instalados hasta la fecha o en fase de construcción tienen 
comprometida su producción con un comprador único, en su mayoría negociados conforme a 
esquemas con limitada o nula competencia. Posteriormente ha venido adquiriendo mayor importancia 
la generación independiente contratada en el marco de las nuevas regulaciones.
En el análisis que se presenta a continuación se muestran los niveles de participación de los 
distintos actores en el segmento de la producción. En el anexo HI se ha incluido información más 
detallada sobre los generadores independientes, las características de las centrales y los aspectos 
contractuales, así como su participación. La situación de la estructura del segmento de la generación, 
incluyendo los generadores independientes y las empresas que se han formado recientemente se 
muestran en el anexo IV.
i) Guatemala. A finales de 1997 se identificaban 16 actores que operaban en el 
segmento de la producción (véase el cuadro 11 y los anexos III y IV). Adicionalmente existían 
contratos de compra de energía firmados por lo menos con 12 generadores independientes que se 
incorporarían en el corto plazo.
Durante ese mismo año, la producción de las empresas públicas alcanzó 50.4%, mientras 
que las empresas privadas aportaron 49.6%, el cual representa la participación más alta en todo el 
Istmo Centroamericano. Casi el total de la producción púbüca provino de centrales hidroeléctricas, 
sohre todo de la planta Chixoy, que participó con 36% de la producción total.
La generación privada provino en un 27.3% de empresas independientes, mientras que los 
cogeneradores y autoproductores aportaron 22.3%. Entre estos últimos sobresalen los ingenios, 
cuya capacidad instalada a fines de 1997 había alcanzado 140 MW, con una participación en la 
producción de 14.6%.
Con excepción de una pequeña hidroeléctrica de 10 MW contratada por el INDE, todos los 
contratos de compra de energía fueron realizados por EEGSA. (414 MW). Se trata de compromisos 
por 15 años, con obligaciones take or pay, que se extienden hasta el período 2003-2008, y hasta el 
año 2016 para plantas futuras.
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Cuadro 11
GUATEMALA: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA
PARTICIPACIÓN DEL MERCADO DURANTE 1997
Capacidad 
Producción instalada Número de Participación
(GWh) (MW) actores (%)
Total 4,254 1,205 16 100%
Empresa pública 2,142 649 1 50.4%
Generadores independientes 1,163 360 5 27.3%
Cogeneradores y autoproductores 949 196 10 22.3%
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
El grado de concentración en el segmento de la producción es aún alto en el caso de 
Guatemala, pues las cuatro empresas más grandes participan con 80% del total; sin embargo, este 
índice es el menor de todo el Istmo Centroamericano.s
ii) El Salvador. En el caso de El Salvador, al finalizar 1997 se contabilizaban tan sólo 
cinco actores, de los cuales cuatro eran del sector público, resultado del desmembramiento de la 
empresa CEL, más un generador independiente (véanse el cuadro 12 y los anexos m  y IV).
La participación de las empresas públicas en la producción total fue dominante, pues alcanzó 
72.1%, mientras que el productor privado aportó 25.4%. De las recién creadas empresas 
hidroeléctricas, la mayor (formada por las centrales Quince de Septiembre y Cinco de Noviembre) 
participó con alrededor de 27 % de la producción.
El grado de concentración para el caso de El Salvador, considerando las cuatros mayores 
empresas, se eleva a 85.6%, superior al caso de Guatemala, pero inferior a los de los otros países 
de la región.
Se define la concentración como el resultado del proceso que tiende a aumentar las 
dimensiones relativas o absolutas de las unidades presentes en una industria en particular. La economía 
industrial ha tratado de analizar la relación que existe entre el grado de concentración en una industria y 
el poder de mercado que tienen las firmas dominantes. Para medir este grado de concentración existen 
dos tipos de índices, unos que miden precisamente la concentración y otros que permiten apreciar las 
desigualdades entre los productores. En este análisis se utiliza el índice de concentración, 
correspondiente al primer tipo, cuya definición es: C„ = EP¡, donde Pi representa la parte de mercado 
de la firma i, y a corresponde al número de firmas más grandes que se tomen en consideración. Se ha 
utilizado en este documento el índice de las cuatro firmas más grandes. De acuerdo con esta 
formulación, cuanto más se acerque C al 100%, más fuerte es la concentración, y el nivel de 
competencia tiende a ser menor. Véase, Angelier, J. P., Economie industrielle. Eléments de méthode, 
Presses Universitaires de Grenoble, Grenoble, 1998.
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Cuadro 12
EL SALVADOR: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA








Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
iii) Honduras. En este país se aprecia un incremento del número de actores en el 
segmento de generación, como consecuencia de las contrataciones de generación independiente que 
se han producido a partir de 1994; al finalizar 1997 se contabilizaron siete (véanse el cuadro 13 y 
los anexos III y IV). Además de la empresa pública, existían tres generadores independientes y tres 
autoproductores; sin embargo, se han suscrito contratos de ampliación con los operadores 
existentes.
La empresa pública ENEE registró una participación de 63.4% en la producción total durante 
el año pasado, la mayor parte de la cual provino de la central hidroeléctrica Francisco Morazán. La 
generación independiente llegó a participar con casi 32% del mercado nacional.
Cuadro 13
HONDURAS: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA 











Total 3,357 730 7 100
Empresa pública 
Generadores independientes 



























3,635 944 5 100
2,622 799 4 72.2
1,424 388 2 39.2
453 105 1 12.5
745 306 1 20.5
925 145 1 25.4
88 2.4
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El grado de concentración para las cuatro empresas más grandes de Honduras alcanzó 
95.3%, debido a la posición dominante de la empresa pública. Este valor puede considerarse alto, 
aunque en el entorno regional es aún inferior a los casos de Nicaragua y Panamá.
iv) Nicaragua. Al finalizar 1997 tan sólo se contaba con tres actores en el segmento de 
la producción en Nicaragua. En adición a la empresa pública ENEL, participaban también un 
generador independiente y un cogenerador (véanse el cuadro 14 y los anexos III y IV). 
Recientemente se suscribieron dos contratos de compra de energía con nuevos generadores 
independientes, con lo cual se estaría incrementando el número de actores a partir de 1999. 
Además, la Ley de la Industria Eléctrica establece un plazo de 12 meses para segmentar a la 
empresa ENEL, de acuerdo con las recomendaciones del estudio que se está realizando.
En 1997 la empresa pública alcanzó 84% de participación y el generador independiente 
cerca de 7%, valor que representa uno de los porcentajes más bajos en la región para el sector 
privado en este segmento. En Nicaragua, las importaciones tuvieron un valor considerable para la 
satisfacción de la demanda y provinieron en su totalidad de Panamá.
Cuadro 14
NICARAGUA: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA 





























Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
El grado de concentración para el caso de Nicaragua alcanzó 100% para las tres empresas 
productoras en el país, aparte de las importaciones provenientes de la empresa pública de Panamá. 
El reducido número de actores y la posición aún dominante de la empresa pública explican el valor 
de este índice.
v) Costa Rica. En este país también se ha observado un gran auge de la generación 
independiente; sin embargo, dado los parámetros establecidos en la ley, los nuevos actores 
corresponden en su mayor parte a proyectos hidroeléctricos^de capacidad inferior a 20 MW. De los 
26 actores que se registraron en 1997, 22 correspondieron a generadores independientes que operan 
según el esquema de la Ley 7200, dos a empresas públicas y dos a las cooperativas y cogeneradores 
(véanse el cuadro 15 y los anexos III y IV). Existe un contrato firmado con una empresa para la
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explotación de un nuevo campo geotérmico, y otros acuerdos con nuevas empresas para desarrollar 
proyectos hidroeléctricos de baja capacidad.
Durante 1997 la participación de la producción pública alcanzó 89.2%, el segundo valor más 
alto de toda la región, sólo superado por Panamá. Por su parte, la producción privada fue de 
10.8%, toda a base de recursos renovables (hidroelectricidad y eólica).
Cuadro 15
COSTA RICA: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA 
PARTICIPACIÓN DEL MERCADO DURANTE 1997
Capacidad Número
Producción instalada de Participación
(GWh) ^ actores
Total 5,556 1,372 26 100
Empresas públicas 4,957 1,214 2 89.2
ICE 4,715 1164 1 84.9
CNFL 242 50 1 4.3
Generadores independientes 453 124 21 8.2
Cogeneradores y cooperativas 146 34 3 2.6
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
El grado de concentración para las cuatro empresas más grandes fue de 92.8%, valor 
inferior a los de Nicaragua, Panamá y Honduras.
vi) Panamá. Este es el único país en el cual, hasta 1997, prácticamente la totalidad de la 
demanda se había venido satisfaciendo con la producción de la empresa pública (IRHE); sin 
embargo, en algunos años han existido transacciones con los países vecinos, exportaciones o 
intercambios de tipo logístico, estos últimos con el propósito de hacer un mejor uso de los embalses 
y cooperar con los sistemas de la región. También en algunos años ha habido pequeñas 
transacciones con la zona del canal y con la empresa Petroterminales, ubicada en una zona franca.
Al finalizar 1997 se mantenía el monopolio de la empresa pública (véanse el cuadro 16 y los 
anexos III y IV); sin embargo, para fines ilustrativos, se indica la producción que hubiera 
correspondido el año pasado a las nuevas empresas creadas en mayo de 1998, de acuerdo con las 
centrales asignadas. Sobresale la participación dominante de la central hidroeléctrica Fortuna, con 
cerca de 50% de la producción total. Por otra parte, debe mencionarse que en el segundo trimestre 
de 1998 entró a operar el primer generador independiente en Panamá. Adicionalmente existen 
proyectos realizados por inversionistas privados.
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Cuadro 16
PANAMÁ: SEGMENTO DE PRODUCCIÓN, RESUMEN DE LA






Bahía de las Minas 
Generadores independientes 
Cogeneradores
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Entre paréntesis se indica el número de actores que han entrado a partir de 1998.
El grado de concentración no tiene ningún significado en este caso, pues al final de 1997 
existía sólo un actor en la industria eléctrica de Panamá.
b) La transmisión, los centros de despacho y los entes encargados de la administración de
los mercados de electricidad
El avance en el segmento de la transmisión es menor con respecto al de la producción, ya 
que a mediados de 1998 recién se habían constituido las empresas de transmisión de Guatemala, 
El Salvador y Panamá, todas de propiedad pública. En Honduras y Costa Rica, las leyes vigentes no 
contemplan la creación de estas empresas de transportes independientes del segmento de la 
producción. Por su parte, Nicaragua no había comenzado a efectuar la desintegración vertical de su 
empresa estatal.
En Honduras, Nicaragua, Costa Rica y Panamá, la empresa de transmisión tiene asignado 
también el centro de despacho y el manejo del mercado mayorista nacional. En los otros dos países, 
la empresa de transmisión está separada del manejo del mercado nacional. De esta forma, en 1998 
se conformó en Guatemala el Administrador del Mercado Mayorista, y en El Salvador, la Unidad 
Técnica de Transacción. Estos mercados mayoristas estaban, a mitad del presente año, en el proceso 
de realizar las diferentes transacciones previstas por las leyes de electricidad o sus reglamentos.
Conviene mencionar que, además de los procesos administrativos involucrados (creación de 
nuevas empresas, separación contable, contratación y reubicación de personal, reglamentos, 
formación de presupuestos y otros), las nuevas empresas de transmisión y de administración del 











3,987 911 1 (5) a/ 100
3,987 911 1(4) 100
446 150 (1) 11.2
512 101 (1) 12.8
1,937 300 (1) 48.6
1,092 360 (1) 27.4
0 0 (1) 0.0
0 0 0 0.0
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i) Definición y aprobación del sistema de peajes por el uso de líneas, redes y sistemas 
de transmisión. En todos los países se han realizado estudios que han servido de base para las 
propuestas de las metodologías de peajes, algunas de las cuales ya han sido aprobadas. Esta 
actividad, bajo la supervisión de los entes reguladores, servirá para el establecimiento de las tarifas 
por el uso de la red y para fijar los ingresos de las empresas de transporte. Además, el sistema de 
peajes es fundamental para definir los diferentes tipos de convenio entre los agentes de los mercados 
mayoristas.
ii) Discusión, definición e implementación de las metodologías que se usarán para el 
despacho de las centrales de generación. Aunque en esencia los algoritmos utilizados anteriormente 
en esta actividad siguen siendo válidos, en cinco de los seis países el despacho ya no estará basado 
en funciones de costos, ni en el esquema de comprador y productor mayoristas únicos. Surgen dos 
tipos de mercado (el de contratos a término y el mercado de ocasión) en que los centros de control, 
además de sus labores tradicionales, se hacen cargo de la administración de dichos mercados y de 
procurar a los diferentes agentes la adecuada información para que sean éstos quienes tomen las 
decisiones más apropiadas.
c) Distribución: los mercados regulados y los clientes mayoristas
En tres países de la región se han creado muy recientemente nuevas empresas distribuidoras 
a partir de la desincorporación de las empresas públicas, y en otros dos se realizan los estudios para 
su formación. La excepción es Costa Rica, donde hasta la fecha no se ha previsto una mayor 
desintegración del segmento de distribución. En países con nuevas empresas, el poco tiempo 
transcurrido no ha permitido la implementación del mercado libre, de forma que todos los clientes 
siguen siendo regulados, a excepción de los autoconsumidores.
Ante lo incipiente del proceso en el segmento de la distribución, es muy difícil por el 
momento estimar la dimensión de los futuros mercados regulados y libres en cada país. Sin 
embargo, en relación con los clientes libres, es conveniente señalar que la mayor parte de las 
grandes industrias de la región se encuentran conectadas a las redes de mediana tensión (propiedad 
de las distribuidoras) y sólo unas pocas a las redes de transmisión (en 115, 138 y 230 kV). Por 
ejemplo, en la actualidad únicamente existen dos empresas conectadas en el nivel de 230 kV 
(Siderúrgica de Guatemala —SIDEGUA— en Guatemala y la multinacional microelectrónica Intel 
en Costa Rica). En ambos casos su conexión requirió la instalación de generación adicional y 
específica para esos usuarios. La primera instaló su propia generación y la segunda fue respaldada 
con generación adicional por la Compañía Nacional de Fuerza y Luz (CNFL), distribuidora 
metropolitana.
Las grandes industrias servidas en voltajes de transmisión tendrían mayor facilidad e 
incentivo para negociar su suministro en el mercado mayorista. Los grandes consumidores, servidos 
en voltajes de distribución (de 69, 46, 34.5 y 13.8 kV, principalmente), encontrarían más 
dificultades, dado que por lo general al negociar su suministro de energía deberán considerar 
además los cargos por el uso de redes de transmisión y distribución, los cuales serán facturados por 
dos empresas distintas.
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A continuación se analiza el segmento de la distribución en aquellos países que cuentan con 
datos sobre la formación de las nuevas empresas (Guatemala, El Salvador y Panamá); también se 
incluyó Costa Rica, por tener varias distribuidoras en la actualidad. Adicionalmente se presenta 
información de los posibles clientes mayoristas en aquellos casos en que hubo datos disponibles.
i) Guatemala. En Guatemala existen actualmente 17 empresas de distribución: la 
empresa pública INDE (aún sin desintegrarse horizontalmente), la empresa EEGSA recién 
privatizada, y 14 pequeñas empresas municipales (véanse el cuadro 17, el mapa 1 y el anexo V). 
Sin embargo, para fines ilustrativos del análisis, se ha dividido la empresa pública en las dos 
distribuidoras previstas en el futuro, cuya venta está programada para diciembre de 1998.
Por el tamaño del mercado atendido y por su alta densidad de carga, destaca EEGSA como 
la empresa más grande del país, con un mercado casi 8 veces mayor en volumen de ventas, que el 
de la siguiente distribuidora (la empresa INDE de occidente, en formación), y cerca de cuatro veces 
superior al conjunto de los 15 actores restantes. Esta asimetría puede verse reflejada en la altísima 
concentración del mercado que posee EEGSA, pues en 1997 atendió 76% de las ventas de energía a 
usuarios finales en todo el país. Esta empresa tendría un poder monopsónico importante, con 
implicaciones en todo el mercado del país.
En cuanto a los posibles clientes libres, a fines de 1997 existían alrededor de 15 empresas 
conectadas en voltaje de 69 kV o superior; sin embargo, no todas ellas tenían individualmente una 
demanda de potencia de 10 MW, cantidad límite para participar directamente como agente del 
mercado mayorista. No se contó con información para analizar los clientes con demandas superiores 
a 500 kW, los cuales, según la ley, podrían optar por escoger su suministrador de energía eléctrica.
Cuadro 17
GUATEMALA: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD, 1997
Distribuidoras existentes y en formación
Total INDE INDE Empresas
EEGSA Región Región municipales
Occidente Oriente y otros
Número de actores 17 1 1 1 14
Usuarios (miles) 1,172 493 373 209 97
Ventas (GWh) 3,464 2,630 339 311 185
Facturación (millones de dólares) 279 214 26 24 15
Área servida (miles de km2) 109 6 31 72
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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Mapa 1
GUATEMALA: ÁREAS SERVIDAS POR LAS EMPRESAS
DE DISTRIBUCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA
Empresa Eléctrica dé Occidente 1/
I Empresa Eléctrica de Guatemala (EEGSA) 
I Empresa Eléctrica de Oriente 1/
En proceso de privatización.
2/ No aparecen las empresas 
eléctricas municioales.
3/ Este mapa no sanciona fronteras 
nacionales ni internacionales. Se 
publica con el único propósito de 
ilustrar las áreas geográficas de 
concesión de las distribuidoras.
ii) El Salvador. El mercado regulado en este país está constituido por las cinco 
distribuidoras: CAESS, CLESA, DELSUR, EEO y DEUSEM. A diferencia del caso anterior, las 
asimetrías observadas son menores pues, por ejemplo, examinando el volumen de las ventas, la 
empresa metropolitana (CAESS) atiende un mercado que es 2.2 veces mayor que la segunda 
distribuidora y, en conjunto, dicho mercado es inferior en 5% al de las cuatro restantes 
distribuidoras (véanse el cuadro 18, el mapa 2 y el Anexo V).
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Mapa 2
EL SALVADOR: ÁREAS SERVIDAS POR LAS EMPRESAS
DE DISTRIBUCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA
Cuadro 18
EL SALVADOR: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS REGULADOS 
DE ELECTRICIDAD, 1997
Distribuidoras existentes
Total CAESS CLESA DELSUR EEO DEUSEM
Número de actores 5 1 1 1 1 1
Usuarios (miles) 930 385 188 194 129 34
Ventas (GWh) 3,184 1,551 597 700 272 64
Facturación (millones de dólares) 293 145 53 66 24 5
Área servida (miles de km2) 21 5 6 3 8 0
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
Nota: La suma de los factores puede no coincidir con el total debido a redondeo.
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Otro punto interesante, que tiene que ver con la existencia de menores asimetrías, 
corresponde a las características de las cargas y de las áreas servidas. Por ejemplo, la densidad de 
servicios de CAESS es apenas 12% superior a la de DELSUR, y 2.7 veces la de la empresa 
CLESA, la distribuidora de menor densidad (véase de nuevo el anexo V).
Todo lo anterior está también muy relacionado con la superficie del país y con el grado de 
electrificación actual. Además, en algunos casos se presentan fronteras de alta densidad entre las 
distribuidoras, lo cual daría lugar a la competencia entre las empresas para ganar territorios.
iii) Costa Rica. En el segmento de la distribución existían, a mediados de 1998, seis 
actores: el ICE, la empresa de distribución metropolitana CNFL, dos empresas municipales y cuatro 
cooperativas (véanse el cuadro 19, el mapa 3 y el anexo V). Aunque cada empresa tiene sus 
particularidades, la CNFL participa con 46% del mercado de ventas al consumidor final, el ICE con 
37% y el restante 17% corresponde a las otras seis empresas.
A finales de 1997 se reportaban 18 grandes consumidores (10 en el ICE y 8 en CNFL), que 
consumieron en conjunto 350 GWh. Se estima que cada uno de estos usuarios tendría una demanda 
superior a 2 MW y estaría conectado en 34.5 o 138 kV.
Mapa 3
COSTA RICA: ÁREAS SERVIDAS POR LAS EMPRESAS 
DE DISTRIBUCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA
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Cuadro 19
COSTA RICA: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD, 1997
Distribuidoras existentes
Empresas
Total ICE CNFL municipales y
cooperativas
Número de actores 8 1 1 6
Usuarios (miles) 928 387 373 168
Ventas (GWh) 4697 1,744 2150 803
Facturación (millones de dólares) 358 142 167 49
Área servida (miles de km2) 51 ...
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
iv) Panamá. En Panamá existen tres empresas de distribución, las cuales quedaron 
constituidas legalmente en mayo de 1998: Metro Oeste, S. A., Noreste, S. A. y Chiriquí, S. A. 
(véanse el cuadro 20, el mapa 4 y el anexo V).
La mayor de ellas es la empresa que sirve a la zona metropolitana (Metro Oeste), con una 
participación de 50% en las ventas totales al consumidor final, en 1997. La segunda corresponde a 
la empresa EDE Noreste S.A., con una participación de 40%, y el restante 10% a la EDE Chiriquí. 
Con relación a los posibles clientes libres, de acuerdo con la información disponible, existen 210 
usuarios con una demanda superior a los 300 kW, cifra límite para clasificar como tal.
Cuadro 20
PANAMÁ: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD, 1997
Total
Distribuidoras existentes y en formación
Metro Oeste, S.A. Noreste, S.A. Chiriquí, S.A.
Número de actores 3 1 1 1
Usuarios (miles) 426 199 160 63
Ventas (GWh) 3,215 1,610 1275 330
Facturación (millones de dólares) 357 184 139 34
Área servida (miles de km2) 75
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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Mapa 4
PANAMÁ: ÁREAS SERVIDAS POR LAS EMPRESAS
DE DISTRIBUCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA
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m . PROSPECTIVA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA DEL 
ISTMO CENTROAMERICANO
En el capítulo anterior se revisó la evolución reciente del subsector eléctrico de los países de la 
región, con la cual se viene configurando progresivamente la nueva estructura de la industria 
prevista en las reformas vigentes. Sin embargo, conviene mencionar que en algunos países aún no 
está totalmente definido el esquema final, pues hay estudios en proceso al respecto.
En este capítulo se presenta un ejercicio de prospección tendiente a visualizar la dinámica de 
dicha industria para los próximos años. En el pasado, cuando en cada país el subsector estaba 
dominado por una empresa pública integrada verticalmente, que tenía el mandato de asegurar el 
suministro eléctrico, los planes de expansión de cada una de esas empresas permitían obtener un 
panorama bastante claro de la futura evolución de la industria. Con los nuevos esquemas, esa 
situación cambia sustancialmente, sobre todo en aquellos países en los que se ha dado una mayor 
apertura y donde los agentes privados tienen la responsabilidad de tomar las decisiones para la 
expansión eléctrica.
Teniendo en cuenta lo anterior, en este capítulo se analizan, además de los planes 
indicativos, el entorno de la industria en cada uno de sus segmentos y las características de los 
mercados nacionales y regionales. Los análisis se hacen para el corto y mediano plazo durante un 
período de siete años (1998-2004), al final del cual entraría en operación el proyecto de 
interconexión regional SIEPAC. 6
A. MERCADOS NACIONALES
1. Estructura futura de la industria eléctrica en la región
La estructura futura de la industria eléctrica en cada uno de los países del Istmo Centroamericano se 
presenta en los gráficos 6 a 11. En estas representaciones se ha seguido un cierto ordenamiento a 
partir de los entes normativos y regulatorios y, a continuación, de los distintos actores de la 
industria (productores, transportista y servicios asociados, distribuidoras y grandes consumidores). 
Se ha incluido también el mercado mayorista en aquellos casos en los que se tiene contemplado 
dicho mecanismo. Únicamente se han señalado los vínculos institucionales entre los entes 
normativos y regulatorios, y los vínculos físicos entre los segmentos de la industria. Para fines 
prácticos no se han marcado los vínculos comerciales ni tampoco las cadenas de mando entre los 
entes administradores del mercado y los distintos actores de la industria.
6 El Sistema de Interconexión Eléctrica de los Países de América Central (SIEPAC) se 
propone establecer la primera red regional de transmisión, construyendo en una primera fase una línea 
de 230 kV, de un solo circuito, entre la ciudad de Guatemala y la subestación Veladero en Panamá, con 
una longitud de 1,802 km.
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Los gráficos mencionados muestran tanto los operadores actuales de la industria como 
algunas de las empresas que están en proceso de formación, de acuerdo con las nuevas leyes. En 
Honduras y Costa Rica, los gráficos no incluyen los esquemas contenidos de las últimas propuestas 
de reestructuración (la regionalización de la distribución en el primer país y el último anteproyecto 
de ley eléctrica en el segundo).
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Gráfico 6
GUATEMALA: ORGANIZACIÓN FUTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
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A ctores que  s e  incorporarían en  el futuro.
E m presas d esm em bradas del INDE. P ara  el caso  d e  distribución, s e  podrian generar tres em p resas distribuidoras.
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes oficiales.
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Gráfico 7
EL SALVADOR: ORGANIZACIÓN FUTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
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Fuente: CEPAL, sobre la base de informes oficiales.
Gráfico 8













N otas: * P royectos en  fa se  de  construcción, o  em presas en  formación.
** A ctores que s e  incorporarían en el futuro.
*** Existe la obligación d e  acuerdo a  la ley de desintegrar la distribución.
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes oficiales.
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Gráfico 9
NICARAGUA: ORGANIZACIÓN FUTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
NIVEL
NORMATIVO
Comisión Nacional d e  Energia (CNE)
1- ■.






Instituto Nacional d e  Energia (INE)







Dis tr ib u a i
N otas: * Proyectos en  fa se  de  construcción, o  e m p resas en  formación.
** Actores que  s e  incorporarían en  el futuro.
*** S e  harán estudios para  determ inar el núm ero d e  em p resas d e  generación y em p resas distribuidoras.
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes oficiales.
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Gráfico 10
COSTA RICA: ORGANIZACIÓN FUTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
NIVEL
NORMATIVO


























































PANAMÁ: ORGANIZACIÓN FUTURA DE LA INDUSTRIA ELÉCTRICA
NIVEL
NORMATIVO
Ministerio de  Planificación y Política 
Económ ica (MIPPE)






Ente R egulador de  los Servicios Públicos
H i d r o e l é c t r i c a
Empresas de generación 
termoeléctrica
N otas: * Proyectos en  fa se  de  construcción, o  e m p resa s en  formación. 
** A ctores que s e  incorporarían en  el futuro.
*** D esm em brados del IRHE.
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes oficiales.
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2. Los planes indicativos para la generación eléctrica
a) Las demandas agregadas nacionales y regional
Tradicionalmente, las proyecciones de demanda de energía eléctrica se han centrado en la 
determinación, a partir de modelos econométricos, de un conjunto de escenarios que representan la 
evolución futura prevista de los requisitos de potencia y energía en los sistemas interconectados 
nacionales. El principio general de esas estimaciones sigue siendo válido, por lo cual dichas 
proyecciones continúan siendo útiles y se presentan en la primera parte de este análisis de la 
demanda. Sin embargo, con la desintegración de la industria y el surgimiento de los esquemas de 
competencia, el interés empieza a dirigirse hacia información con un mayor nivel de desagregación, 
como puede ser la división de la demanda entre los clientes capturados de las distribuidoras y los 
grandes consumidores.
Las proyecciones de energía y potencia de los países de la región, que corresponden a las 
estimaciones elaboradas por las empresas públicas de electricidad o, en algunos casos, a revisiones 
preparadas por los nuevos entes encargados de los aspectos normativos de la industria, se presentan 
en los cuadros 21 y 22. De acuerdo con dichas estimaciones, la demanda de energía y potencia 
eléctrica en la región crecería en promedio a tasas anuales de 6.3% y 5 .8%, respectivamente. Los 
incrementos serían más altos en Guatemala, Nicaragua y Honduras, países que poseen las tasas más 
bajas de electrificación en la región y donde las estrategias de desarrollo consideran el impulso de 
programas agresivos de electrificación.
Cuadro 21
ISTMO CENTROAMERICANO: PROYECCIONES DE LA 
DEMANDA DE ENERGÍA
(GWh-)
Año Total Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá
1997 22,221 4,044 3,636 3,282 1,865 5,295 4,098
1998 24,153 4,611 3,848 3,738 2,007 5,566 4,383
1999 25,647 5,003 4,079 3,995 2,159 5,816 4,595
2000 27,387 5,419 4,339 4,215 2,324 6,296 4,794
2001 28,935 5,875 4,558 4,384 2,500 6,619 4,999
2002 30,532 6,381 4,774 4,541 2,650 6,973 5,213
2003 32,175 6,873 5,005 4,708 2,809 7,345 5,435
2004 33,974 7,369 5,263 4,958 2,978 7,737 5,669
Crecimiento (%) 6.3 8.9 5.4 6.1 6.9 5.6 4.7
Fuente: Informes de las empresas públicas divulgados a inicios de 1998. Para Nicaragua, estimación de 
la CEPAL sobre la base de información del INE de 1997.
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Cuadro 22
ISTMO CENTROAMERICANO: PROYECCIONES DE LA
DEMANDA DE POTENCIA
(MW)
Año Total Guatemala El Salvador Honduras Nicaragua Costa Rica Panamá
1997 4,116 820 666 60S 354 964 707
1998 4,389 888 717 675 374 998 737
1999 4,640 964 740 725 396 1,042 773
2000 4,945 1,049 785 764 418 1,123 806
2001 5,222 1,139 824 795 442 1,181 841
2002 5,508 1,235 862 823 468 1,243 877
2003 5,802 1,327 902 853 496 1,310 914
2004 6,126 1,423 947 898 526 1,379 953
Crecimiento (%) 5.8 8.2 5.2 5.8 5.8 5.2 4.4
Fuente: Informes de las empresas públicas publicados a inicios de 1998. Para Nicaragua, estimación de 
la CEPAL sobre la base de informes del INE de 1997.
Obsérvese que al analizar los sistemas desde la perspectiva de los consumos de electricidad, 
en el año 2004 Costa Rica seguiría siendo el país con el mayor mercado, superando a Guatemala. 
Panamá constituiría el tercer mercado, mientras que El Salvador ocuparía el cuarto lugar. Siguen en 
ese orden Honduras y Nicaragua (véase de nuevo el cuadro 21).
Durante el período en referencia, el crecimiento total de la demanda de punta no coincidente 
sería de 2,010 MW, lo cual representaría incrementos medios anuales de 287 MW. Por países, el 
mayor crecimiento se produciría en Guatemala (603 MW en el período y 86 MW/año), seguido de 
Costa Rica (415 MW y 59 MW/año), Honduras (293 MW y 42 MW/año), El Salvador (281 MW y 
40 MW/año), Panamá (246 MW y 35 MW/año) y Nicaragua (172 MW y 25 MW/año).
b) Los planes de expansión
Partiendo de una capacidad disponible de 5,034 MW a finales de 1997, en los seis países del 
Istmo Centroamericano se adicionarían 2,726 MW durante el período 1998-2004 (389 MW/año). 
La mayor parte de esa capacidad se instalaría durante los primeros cuatro años, apreciándose un 
decrecimiento en el ritmo de los programas de expansión a partir del año 2002 (véase el cuadro 23).
Del total de las adiciones, de acuerdo con los planes de los países, 52% corresponde al 
desarrollo de recursos renovables: 38% hidroeléctricas, 12% geotérmicas y 2% eólicas. El 48%
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restante correspondería a centrales termoeléctricas a base principalmente de derivados del petróleo 
y, en menor medida, carbón.7
Casi todos los proyectos que entran en vigor en los primeros años (hasta 2001), los cuales 
se encuentran en fase de construcción, corresponden a decisiones tomadas. A partir del año 2002, 
se trata de centrales señaladas en los planes referenciales o indicativos. En varios países estos 
últimos contemplan el desarrollo de planes hidroeléctricos de capacidades medianas y grandes, que 
iniciarían a partir del 2005.
Cuadro 23
ISTMO CENTROAMERICANO: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD 
DISPONIBLE O CONTRATADA, 1998-2004
(MW)
Acumulado Total Hidro Eólica Geo Termo
1997 5,034 5,034 2,910 17 157 1,950
1998 5,572 538 53 26 115 344
1999 6,128 556 95 20 94 348
2000 6,724 596 404 0 28 165
2001 7,137 413 245 0 0 168
2002 7,372 235 76 0 25 134
2003 7,501 129 80 0 49 0
2004 7,760 259 74 0 25 160
Resumen de 
adiciones 2,726 1,025 46 336 1,319
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes proporcionados por los países. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
Es conveniente señalar que en ningún país los planes indicativos reflejan las interrelaciones 
con el mercado eléctrico regional. Efectivamente, durante el período 1998-2004 dichas 
interrelaciones son pequeñas por las limitadas capacidades de transferencia de los enlaces 
binacionales actuales; sin embargo, la entrada de la red troncal del SIEPAC en 2004 presupone que 
toda la organización del Mercado Eléctrico Regional (MER) estaría en pleno funcionamiento, 
cuando menos a partir del año 2000. Esto implicaría que, a partir de ese año, el MER debería 
ejercer una fuerte influencia sobre el desarrollo de los sistemas eléctricos nacionales, por lo que 
consecuentemente habría que replantear los planes indicativos para que favorecieran el desarrollo de 
proyectos de ámbito regional. La situación por país es la siguiente:
7 La eventual entrada del gas natural en la región tendría efectos sobre esta composición del 
parque de generación futura. Véase CEPAL, Estudio de prefactibilidad del gasoducto regional 
México-Istmo Centroamericano (LC/MEX/R.653), 8 de mayo de 1998.
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i) Guatemala. Se contemplan en este país adiciones por 618 MW (88 MW/año) en el 
período 1998-2004 (véase el cuadro 24). La mayor parte (460 MW, 74%) correspondería a 
proyectos de centrales termoeléctricas, entre los cuales se incluye una carboeléctrica de 120 MW, 
actualmente en proceso de construcción. La capacidad total de las adiciones es semejante al 
incremento de demanda previsto (618 MW frente a 603 MW, respectivamente); sin embargo, 
existiría una holgura en el sistema, gracias a la elevada capacidad disponible a inicio del período. 
Durante los siete años analizados, la reserva de potencia del sistema es superior a 17%, 
particularmente más alta en los años 1998-2001, en que se sitúa por encima de 32%.
Está previsto que todos los desarrollos se lleven a cabo por inversionistas privados. De 
ellos, alrededor de 270 MW corresponden a proyectos con contratos de venta a largo plazo, con 
cláusulas take or pay con las dos empresas principales del país (INDE y EEGSA). Esta cifra se 
complementaría con los compromisos adquiridos con otros generadores independientes.
Cuadro 24
GUATEMALA: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD DISPONIBLE 
O CONTRATADA, 1998-2004
(MW)
Acumulado Total Hidro Geo Termo
1997 1,051 1,051 431 620
1998 1,191 140 15 5 120
Palmas y Generadora




1999 1,275 84 60 24 0
Renace 60
Zunill 24
2000 1,425 150 30 0 120
Pasabién y otros 30
Carb. San José 120
2001 1,545 120 0 0 120
GGG 120
2002 1,545 0 0 0 0
2003 1,569 24 0 24 0
Calderas 24
2004 1,669 100 0 0 100
Ciclo combinado 100
Resumen de
adiciones 618 105 53 460
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por el Ministerio de Energía y Minas 
y el INDE.
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
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ii) El Salvador. Las adiciones previstas se elevan a 429 MW (61 MW/año) durante el 
período en análisis (véase el cuadro 25), la mayoría de los cuales corresponden a ampliaciones y 
desarrollos hidroeléctricos y geotérmicos contemplados por la CEL (261 MW, 61%). Sólo a partir 
del año 2002 se contemplaría la entrada de la primera central termoeléctrica de gran tamaño.
Cuadro 25
EL SALVADOR: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD 
DISPONIBLE O CONTRATADA, 1998-2004
(M W )
Acumulado Total Hidro Geo Termo
1997 787 787 342 61 384





1999 886 46 0 46 0
Ahuachapán 20
Berlín II 26
2000 946 60 60 0 0
Exp. C. Grande 60
2001 1,066 120 120 0 0
Exp. 5 Nov. 120
2002 1,216 150 0 0 150
Termo. 1 150
2003 1,216 0 0 0 0
2004 1,216 0 0 0 0
Resumen de
adiciones 429 180 81 168
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por la CEL. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
La capacidad total de las adiciones es considerablemente superior al incremento de demanda 
previsto (429 MW frente a 281 MW, respectivamente); sin embargo, debe tenerse en cuenta que en 
el caso de las expansiones de proyectos hidroeléctricos la adición no representaría un incremento de 
capacidad firme. Por otra parte, las adiciones termoeléctricas que entrarían a partir de 2002 forman 
parte de un plan óptimo que abarca un horizonte de largo plazo. En el período 1998-2002 la reserva 
de potencia crecería de 17% a 41%, y se reduciría en los dos años siguientes hasta situarse en 28% 
en el 2004.
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Es conveniente aclarar que las adiciones que se muestran en el cuadro 25 corresponden a 
estrategias de la CEL que permitirían la atención del mercado salvadoreño, en caso de que otros 
actores se abstuvieran de realizar inversiones. Varios de los desarrollos geotérmicos e 
hidroeléctricos antes referidos se encuentran en fase de construcción o bien se licitarían en el corto 
plazo. En cuanto a la primera fase de la central termoeléctrica (150 MW), se han identificado los 
sitios potenciales para su construcción; el desarrollo del proyecto podría estar a cargo de una de las 
sucesoras de la CEL, o de nuevos inversionistas y empresas privadas.
iii) Honduras. En este país se estiman adiciones por 276 MW (39 MW/año) durante el 
período 1998-2004 (véase el cuadro 26), en su mayoría por ampliación de los generadores 
independientes y generadores diesel de media velocidad (196 MW), todos ellos desarrollados en 
principio por inversionistas privados. Para el año 2003 se tiene prevista la entrada en operación de 
la central hidroeléctrica El Cangrejal (80 MW) y a partir de 2004 existen otros proyectos 
hidroeléctricos de tamaños medianos y grandes.
Cuadro 26
HONDURAS: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD 
DISPONIBLE O CONTRATADA, 1998-2004
(MW)
Acumulado Total Hidro Geo Termo
1997 662 662 420 _ 242
1998 682 20 - - 20
CEMCOL 20




2000 802 - - - -
2001 850 48 - - 48
Diesel 48
2002 834 -16 - - -16
Diesel 24
Retiro TG -40
2003 914 80 80 - -
Cangrejal 80
2004 938 24 - - 24
Diesel 24
Resumen de
adiciones 276 80 - 196
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por la ENEE. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
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La capacidad total de las adiciones es inferior al incremento de demanda previsto (276 MW 
frente a 293 MW, respectivamente). En 2002 el margen de reserva llegaría a un valor mínimo de 
1%, para incrementarse paulatinamente durante los siguientes dos años (7% y 4% en 2003 y 2004, 
respectivamente). Esto significa que puede haber dificultades para satisfacer la demanda, y se 
deberían replantear los planes indicativos. Por otra parte, algunos indicios señalan que las 
ampliaciones llevadas a cabo por los inversionistas privados podrían ser mayores y se definirían en 
el momento en que la Comisión Nacional de Energía 8 del país apruebe los pliegos de tarifas por el 
uso de las redes de transmisión y distribución. Estos inversionistas ampliarían aún más la capacidad 
de los generadores independientes existentes o bien construirían nuevas instalaciones, con el 
propósito de atender directamente las demandas industriales.
iv) Nicaragua. Las adiciones previstas en este país se elevan a 277 MW (40 MW/año) 
en el período en estudio (véase el cuadro 27). La mayor parte de ellas correspondería a nuevos 
generadores independientes y a rehabilitaciones de centrales termoeléctricas que efectúa la empresa 
pública ENEL (126 MW). Igual importancia tendrían el programa de recuperación del campo 
geotérmico Momotombo, que finalizará en 1999 (con lo que esa central recupera su capacidad 
original de 70 MW), y los nuevos desarrollos geotérmicos e hidroeléctricos que entrarían en 
operación a partir del 2002.
La capacidad total de las adiciones es superior al incremento de demanda previsto (277 MW 
frente a 172 MW, respectivamente). El margen de reserva de potencia es muy bajo en 1998 (3%), 
situación que se corrige con la entrada de generación independiente y con los programas para la 
recuperación de la geotermia Momotombo. En el período 1999-2004 dicho margen es superior a 
14%, para finalizar en 2004 con 19%, lo cual es un buen indicador para un sistema con 
participación termoeléctrica mayoritaria.
v) Costa Rica. Se contemplan adiciones por 593 MW (85 MW/año) en el período de 
referencia (véase el cuadro 28), con lo cual este país es el segundo —después de Guatemala— que 
más capacidad incorpora a su sistema. Solamente 18% de dichas adiciones (108 MW) corresponde 
a centrales termoeléctricas; el resto estaría compuesto por recursos renovables: 60% hidroeléctricas 
(356 MW), 14% geotérmicas (83 MW) y 8% eólicas (46 MW).
Con este programa, el ICE y los generadores independientes estarían satisfaciendo 
ampliamente la demanda, con una reserva de potencia de 39% en el año 2004; en los demás años el 
margen de reserva es superior a 42%, alcanzando 58% en el año 2000, luego de la entrada en 
operación de la central hidroeléctrica Angostura.
8 La metodología para el cálculo de los servicios por el uso de las redes fue presentada por la 
Comisión Nacional de Energía a inversionistas, grupos industriales y en general a todos los interesados 
durante el mes de octubre de 1998.
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NICARAGUA: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD 
DISPONIBLE O CONTRATADA, 1998-2004
(M W )
Cuadro 27
Acumulado Total Hidro Geo Termo
1997 348 348 103 26 219
1998 384 36 - 20 16
Rehabilitaciones 20 6
Ingenios 10





2000 518 - - - -
2001 518 - - - -
2002 543 25 - 25 -
Tizate I 25
2003 568 25 - 25 -
Tizate II 25




adiciones 2ZZ 22 m 126
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por el INE y la ENEL. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
Sobre estos altos márgenes de reserva se podrían avanzar algunas observaciones. En primer 
lugar, a pesar de tratarse de un sistema predominantemente hidroeléctrico, han existido algunos 
problemas en la operación y el despacho de los generadores independientes (hidráulicos y eólicos), 
por lo que probablemente se asignaría una baja confiabilidad a dichas centrales. En segundo lugar, 
el plan de expansión del ICE no refleja retiro de centrales por obsolescencia, situación que no es 
realista, ya que según criterios económicos deberían retirarse varias unidades térmicas en los 
próximos años. Por último, la instalación de grandes complejos de la industria microelectrónica ha 
obligado a las empresas ICE y CNFL a asegurar suministros con estándares de calidad mucho más 




COSTA RICA: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD
DISPONIBLE O CONTRATADA, 1998-2004
(MW)
Acumulado Total Hidro Eólica Geo Termo
1997 1,327 1,327 994 17 70 247
1998 1,446 119 38 26 55 -
Privados 38 26
Miravalles II 55




2000 1,776 277 178 - 28 72




2001 1,816 40 40 - -
Privados 40
2002 1,864 48 48 - - -
Peñas Blancas 35
Privados 13
2003 1,864 - - - -
2004 1,920 56 20 - - 36
Etapa II CC 36
Privados 20
Resumen de
adiciones 593 356 46 83
00o
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por el ICE. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
En el programa de expansión del ICE destacan la central hidroeléctrica Angostura 
(177 MW) y las etapas II y HI de la planta geotérmica Miravalles (55 MW y 28 MW, 
respectivamente), todas en fase de construcción o recién iniciando operaciones. Por su parte, los 
inversionistas privados tomarían 29% de las adiciones (172 MW).
vi) Panamá. En este país se estiman adiciones netas —es decir, descontando los retiros 
de centrales— por 533 MW (76 MW/año) en el período 1998-2004 (véase el cuadro 29). El 51% de 
las adiciones correspondería a proyectos hidroeléctricos (272 MW) y el restante 49% a centrales 
termoeléctricas (261 MW). Dentro de las primeras destaca el proyecto Estí (fases Guasquitas y 
Canjilones, 130 MW en total), actualmente en construcción, y dentro de las segundas, los ciclos 
combinados (260 MW de adición efectiva).
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Cuadro 29
PANAMÁ: EVOLUCIÓN DE LA CAPACIDAD DISPONIBLE
O CONTRATADA, 1998-2004
Acumulado Total Hidro Geo STermo
1997 838 838 551 0 287




1999 1,127 119 1 0 118
Valle de Antón 1
Ciclo combinado II 160
Retiros -42





2001 1,321 85 85 0 0
Canjilones 36
Monte Lirio 49
2002 1,349 29 29 0 0
Pando 29
2003 1,349 0 0 0 0
2004 1,371 22 22 0 0
Gualaca 22
Resumen de
adiciones 533 272 0 261
Fuente: CEPAL, sobre la base de informes preparados por el IRHE. 
Nota: 1997 corresponde a lo existente a diciembre de ese año.
Con excepción del año 1998, este programa de expansión presentaría márgenes de reserva 
cercanos o superiores a 50%, llegando a 44% en 2004, con lo cual no se prevén problemas para 
satisfacer la demanda. Probablemente en dicho alto margen de reserva esté incluido un criterio de 
holgura para anticiparse a posibles atrasos en los proyectos hidroeléctricos. Obsérvese que los 
proyectos fueron impulsados por el IRHE y serían administrados por las empresas sucesoras de 
dicho instituto. Además, se otorgaron varios desarrollos hidroeléctricos en concesión antes de la 
aprobación de las nuevas leyes del subsector. En algunos casos similares, en otros países de la 
región se ha observado que estos esquemas han presentado atrasos en su ejecución, situación que 
podría repetirse y afectar a los planes indicativos de Panamá.
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c) Las empresas productoras y su oferta
Como se menciona en el capítulo anterior, con la apertura y desintegración del segmento de 
la generación se ha incrementado progresivamente el número de actores presentes. Por otro lado, 
en varios países se han venido ajustando los criterios para la asignación de los despachos de cada 
central, tomando en cuenta las condiciones establecidas en los contratos, así como los compromisos 
negociados principalmente entre distribuidoras o empresas verticalmente integradas y los 
generadores independientes, algunos en el marco de los esquemas anteriores, y otros en el marco de 
las nuevas leyes.
Un aspecto que cobra mucha importancia al analizar las condiciones de suministro en la 
región es la generación independiente, la cual ha sido el principal elemento que ha permitido 
satisfacer en los últimos años la demanda de potencia y energía eléctrica, por lo menos en cinco 
países de la región. El anexo III contiene un análisis detallado sobre la inserción de la generación 
independiente en la región. A continuación se analizan tres formas de generación independiente que 
permiten clasificar a los productores que operan actualmente en la región:
i) Contrataciones take or pay. Las primeras contrataciones de generación 
independiente fueron de este tipo; muchas de ellas tenían el objetivo de solucionar o evitar crisis de 
abastecimiento de electricidad. Tres cláusulas básicas definen las condiciones del servicio. La 
primera determina el plazo de contratación, que generalmente va de 15 a 25 años, aunque se han 
dado casos de un plazo de solamente tres años (Petroeléctrica, en Panamá). La segunda especifica 
los cargos por capacidad o potencia, expresados en dólares/kW-mes. Son cargos fijos, de acuerdo 
con las pruebas de capacidad y las fórmulas de escalación establecidas, las cuales garantizan al 
inversionista los flujos para la amortización de la inversión. La tercera obliga a la compra y el pago 
de un bloque de la producción de la central, cláusula que garantiza una rentabilidad al inversionista, 
así como el mercado para su producción. El administrador del mercado mayorista o el centro de 
despacho se ve obligado a despachar siempre a estos generadores. El costo de la energía está 
referido a fórmulas indizadas conforme al precio internacional de los combustibles y a los índices 
de precios al consumidor nacionales y externos (de los Estados Unidos). Obsérvese que en este tipo 
de contrataciones no hay ninguna posibilidad de competencia en la producción diaria.
ii) Contrataciones de capacidad. Las cláusulas básicas son las dos descritas 
anteriormente: plazo y cargos por capacidad. En principio, el inversionista únicamente tiene 
asegurada la recuperación de sus inversiones, y la rentabilidad en el negocio de producción de 
electricidad podría verse afectada en alguna medida por la competencia proveniente de otros 
productores (nacionales o regionales).
in) Productores libres. En este caso se trata de inversionistas que asumen sus propios 
riesgos e instalan generación para servir a clientes industriales en los mercados locales, nacionales o 
regionales. Los riesgos se empiezan a enfrentar desde que se toman las decisiones sobre la 
ubicación y tamaño de la central, así como el tipo de tecnología y el tamaño. Existen pocos 
ejemplos sobre inversiones de este tipo que se hayan realizado hasta la fecha; parece que estas 
iniciativas han obedecido a las señales relacionadas con la escasez de electricidad en el corto y 
mediano plazo en determinadas zonas de algunos países (por ejemplo, Generadora del Norte 
—GENOR— en la zona atlántica de Guatemala y las ampliaciones de Electricidad de Cortés, S. A.
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(ELCOSA) para la zona industrial de San Pedro Sula, en Honduras). En estos casos, el riesgo del 
generador está ligado a la producción de sus clientes industriales. No se han dado casos de 
inversiones o proyectos de este tipo para satisfacer la demanda de las empresas distribuidoras.
Con base en lo anterior, y con el propósito de tener una mejor visión de los nuevos actores 
dentro del mercado, se desglosa por país la oferta de potencia y energía de las empresas de 
generación. La producción se estima de acuerdo con el tipo de tecnologías y con base en criterios 
técnicos. Para el caso de centrales hidroeléctricas se utiliza información proporcionada por los 
países, correspondiente a la producción de esas centrales en condiciones de hidrología promedio. 
En centrales termoeléctricas se parte de factores típicos, considerando el tipo de tecnología y el 
estado de la central. En el caso de contratos que establecen una compra mínima (take or pay), se ha 
reflejado dicho valor como la producción esperada de la central. Todo lo anterior se muestra en los 
balances de potencia y energía, en el anexo VI.
1) Guatemala. Los balances de potencia y energía de este país en el período 
1998-2004 aparecen en los cuadros VI-1 y VI-2 del anexo VI. La condición particular que 
diferencia a este país del resto de la región es la significativa magnitud de la generación 
independiente asociada con contratos take or pay existentes o de inminente entrada en operación (en 
los próximos tres años). Por ejemplo, comparando la capacidad contratada con la demanda máxima 
esperada, estos generadores representan 32% en 1998 y crecerían hasta 49% en el año 2000, para 
posteriormente decrecer hasta 36%. Esta alta participación introduce muchas restricciones en el 
despacho y condiciona el grado de competencia del mercado eléctrico guatemalteco.
Una primera estimación del despacho muestra que un volumen tan grande de generación 
térmica obligatoria complicaría la coordinación hidrotérmica a tal grado que difícilmente se podrían 
evitar derrames considerables en los embalses, principalmente en los años 2000 y 2001. El 
excedente de producción de este sistema podría encontrar mercado en los países vecinos, por medio 
de las interconexiones existentes.
En relación con el nivel de competencia de la industria, es interesante analizar la 
participación de los contratos take or pay y los contratos de capacidad. Los primeros, 
conjuntamente con la producción de las centrales hidráulicas, llegarían a representar más de 66% de 
la demanda máxima del sistema en el período 1998-2000. Si a lo anterior se suman los contratos de 
capacidad y los autoproductores, el conjunto representaría más de 100% de la demanda máxima del 
sistema guatemalteco en el período 1998-2002, y decrecería a 93% y 85% en los años 2003 y 2004, 
respectivamente.
La situación anterior implicaría que las primeras manifestaciones de competencia en el 
segmento de la producción se podrían presentar a partir de 2003, año en que los nuevos 
generadores tendrían la posibilidad de empezar a competir con tecnologías de producción más 
eficientes. Esto no elimina los problemas de escasez en algunas zonas, dada la ausencia o 
insuficiencia de los sistemas de transmisión.
2) El Salvador. En este país no existen compromisos de compra de energía con 
productores independientes que impongan restricciones graves al despacho y a la competencia en el 
sistema salvadoreño (véanse los cuadros VI-3 y VI-4 del anexo VI). Las adiciones de generación 
para el período 1998-2001 corresponden a proyectos hidroeléctricos y geotérmicos que serían
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llevados a cabo por las empresas sucesoras de la CEL. A partir de ese último año, las adiciones 
obedecerían a la planificación que ha realizado dicha empresa pública, partiendo de los supuestos de 
una expansión óptima. Este plan es muy ilustrativo; sin embargo, en la práctica, el desarrollo de la 
generación sería el resultado de las decisiones que adopten los nuevos actores de la industria 
eléctrica, en particular los productores independientes, las empresas distribuidoras y los grandes 
usuarios.
En la actualidad prevalecen las condiciones necesarias para la instalación de nueva 
generación, decisión que en principio es libre y no ha de coincidir necesariamente con la propuesta 
de la CEL. Considerando que el tiempo de construcción para una central termoeléctrica grande es 
por lo menos de 30 meses, el plazo para la toma de la decisión es muy corto.
3) Honduras. En su mayoría, los compromisos de compra de energía con 
productores independientes corresponden a contratos de capacidad, sin obligación de compra 
mínima (véanse los cuadros VI-5 y VI-6 del anexo VI). Dichos compromisos representan 32% de la 
demanda máxima en 1998 y 43% en 1999, y disminuyen a partir del año 2000. Aun cuando son 
mucho menos severos que una contratación take or pay, estos contratos siempre representarán una 
ventaja para los productores independientes ya instalados frente a aquellos que se traten de 
incorporar en el futuro.
Un problema que se visualiza en el sistema hondureño es la falta de claridad de la política 
que seguirá la ENEE en tomo a su participación en la expansión de la generación. En principio, esa 
institución ha dirigido sus principales esfuerzos hacia el impulso de proyectos de generación 
hidroeléctrica de capacidades medianas y grandes; sin embargo, pareciera que existen dificultades 
para obtener condiciones económicas adecuadas, sobre la base de esquemas con participación 
privada. En la medida en que se retrase el inicio de la construcción de dichos proyectos, y ante el 
pequeño margen de reserva del sistema, se seguirían tomando decisiones para la contratación de 
unidades térmicas o turbinas de gas de pequeña capacidad con el fin de no comprometer el 
suministro de electricidad al país. Como ya se mencionó, en esta situación los generadores 
independientes instalados tendrían una ventaja manifiesta para participar en dichos procesos con la 
ENEE, además de que la apertura de la transmisión les daría la oportunidad para capturar a los 
grandes consumidores industriales.
La situación descrita resulta compleja y requeriría la toma de decisiones por parte de los 
entes gubernamentales involucrados. La estrategia que se adopte estará muy relacionada con la 
decisión de regionalización y la posible privatización de la distribución, y no debería descartar las 
posibilidades de compra de energía a los países vecinos, sobre la base de contratos de energía firme 
y plazos de uno a cuatro años, lo cual podría dar la holgura suficiente para las negociaciones 
correspondientes y el desarrollo de los proyectos hidroeléctricos.
4) Nicaragua. En este país únicamente existe un contrato con cláusulas take or 
pay y tres contratos de capacidad, que en su conjunto representarían 38% de la demanda de punta 
en 1999 (véanse los cuadros VI-7 y VI-8 del anexo VI). Como ya se indicó anteriormente, en 1998 
se presentan todavía dificultades para satisfacer la demanda, situación que se aliviará conforme 
avance la recuperación del campo geotérmico de Momotombo y con la entrada de los próximos 
generadores independientes.
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Los balances muestran un margen razonable de holgura (tres años, hasta 2002) para la toma 
de decisiones y la construcción del siguiente proyecto de generación; sin embargo, dicho período 
coincide con la etapa de transición de la industria nicaragüense hacia su nuevo esquema. Por lo 
tanto, parecería necesario un estricto seguimiento y supervisión por parte de los entes responsables, 
con el objetivo de asegurar que las futuras decisiones sobre proyectos de generación no lleguen a 
representar obstáculos a los objetivos de modernización de la industria eléctrica.
5) Costa Rica. La participación futura de la generación privada independiente 
prevista en este país se mantendría dentro de los límites establecidos por la ley (véanse los cuadros 
VI-9 y VI-10 del anexo VI). Arm después de la entrada de la central geotérmica Miravalles III, esta 
participación llegaría a representar en su punto máximo 22% de la capacidad instalada, lo que 
ocurriría en el año 2001.
Con lo anterior, el ICE se mantendría como actor predominante en el segmento de la 
generación, con una situación inmejorable para participar en el mercado eléctrico regional, ya que 
supera varias veces a las otras empresas de generación del resto de países centroamericanos. Con la 
entrada de la central Angostura, Costa Rica podría tener excedentes de energía suficientes para 
establecer contratos de energía firme con los países vecinos. Además, contaría con una cartera de 
proyectos ya identificados que, aunada a su capacidad empresarial, le permitiría adelantar sus 
programas de expansión y realizar exportaciones mayores a partir de 2004, luego de la entrada del 
proyecto SIEPAC.
6) Panamá. La generación independiente contratada a la fecha es mínima, con 
lo cual no existirían distorsiones para la realización de despachos económicos, de acuerdo con las 
nuevas reglas del mercado eléctrico (véanse los cuadros VI-11 y VI-12 del anexo VI). En general, 
puede decirse que en Panamá el segmento de la generación no representa obstáculos previsibles en 
el corto y mediano plazo, y que existe además el margen de tiempo necesario para la interacción de 
los nuevos actores de la industria y la toma de las mejores decisiones referentes a los futuros 
proyectos de generación.
Al igual que en Costa Rica, los márgenes de reserva son amplios, situación que favorecería 
a las exportaciones hacia los países vecinos, en particular hacia Nicaragua y Honduras, dadas las 
circunstancias que presentan estos países. Es conveniente mencionar que, con base en los esquemas 
de transmisión existentes y la ubicación de las fuentes de generación, tanto en Panamá como en 
Costa Rica los costos de los servicios de peaje se mantienen en niveles razonables, por lo menos 
para las exportaciones hacia Nicaragua. 9
9 Véanse los estudios sobre peajes elaborados por el consorcio a cargo del Programa 
Regional de Energía Eléctrica del Istmo Centroamericano (PREEICA) y presentados durante la Reunión 
Conjunta Ordinaria del CEAC, celebrada en San Pedro Sula, Honduras, el 9 de octubre de 1998.
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3. Los servicios de transmisión y centros de despacho
a) El transporte de dectricidad
Todos los países han definido ya las metodologías para determinar los cargos por uso de sus 
redes y, con excepción de El Salvador, también tienen definidos los mecanismos para establecer los 
refuerzos y expansiones de las redes de transmisión. En el cuadro 30 se muestra un resumen de los 
principales aspectos relacionados con la remuneración de peajes y los servicios de expansión de la 
transmisión.
Sin embargo, aun cuando existan los mecanismos y las metodologías, a la luz de la 
experiencia internacional puede decirse que el tema de la transmisión es controvertido, 
especialmente para las decisiones sobre los nuevos proyectos de transmisión y transformación. Los 
problemas serían mayores en aquellos países que presentan carencias en las redes de transmisión 
actuales, sobre todo si además no existe una estrategia para su solución en el corto plazo. A ese 
respecto, es conveniente mencionar que Costa Rica, Panamá y El Salvador cuentan con estrategias 
y programas definidos para la expansión de su sistema de transmisión. En este último país, cuya 
expansión quedaría totalmente en manos de las fuerzas del mercado, la CEL ha venido ejecutando 
un programa de rehabilitación y ampliación de la transmisión que incluye la construcción de una 
línea troncal en 230 kV, la construcción de la línea de interconexión con Honduras (proyecto en 
ejecución) y la participación en el SIEPAC. Por lo tanto, al menos en el corto y mediano plazo, no 
se esperarían grandes decisiones sobre nuevos proyectos de transmisión en manos de los agentes del 
mercado en El Salvador.
Los restantes países muestran debilidades en los sistemas de transmisión. En Honduras y 
Nicaragua, las respectivas empresas públicas de electricidad han definido estrategias y proyectos 
para el reforzamiento de sus sistemas de transmisión que, aparentemente, se llevarían a cabo con 
apoyo de bancos multilaterales. Por su parte, en Guatemala se han identificado proyectos para la 
interconexión, en 230 kV, de las zonas occidental y atlántica con la zona central.
b) La administración de los mercados de electricidad
Los entes encargados de la administración del mercado y del despacho de las centrales 
tienen un papel fundamental para llevar a cabo la correcta aplicación de las reglas, una vez que los 
respectivos reglamentos se hallen definidos. En todos los países de la región se tiene prevista una 
integración completa entre estos dos entes; no obstante, por problemas de logística, en El Salvador 
y Guatemala, el centro de despacho inicialmente daría servicio también a la empresa encargada de 
la administración de las redes de transmisión.
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ISTMO CENTROAMERICANO: METODOLOGÍAS PARA ESTABLECER 
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ICE unidad de 
transmisión
ETESA estatal Empresa 
Propietaria de 
la línea (EPL)
Fuente: CEPAL, sobre la base de información oficial.
Nota: Los esquemas de remuneración definidos aún no son oficiales en el caso de Honduras y Nicaragua.
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El cuadro 31 sintetiza la principal información de los entes en Guatemala, El Salvador, 
Nicaragua y Panamá, países, que se han separado del esquema tradicional y están organizando 
mercados de electricidad. En Honduras y Costa Rica, el despacho y las compras a productores 
independientes son coordinados por la ENEE y el ICE, respectivamente.
Cuadro 31
ISTMO CENTROAMERICANO: PRINCIPALES FUNCIONES DE LOS 
ENTES OPERADORES DEL MERCADO Y DEL DESPACHO
Guatemala El Salvador Nicaragua Panamá
Operador del 
mercado
AMM UT CNDC CND
Operador del 
despacho








actores de cada 
segmento
SI







Mercado regulador del 
sistema
Mercado de ocasión Mercado de 
ocasión
Precio del 
mercado de corto 
plazo
CMCP, ex post, 




PMCP, ex post, 
intervalo de una hora, 
considera restricciones 
de transmisión
CM, en forma horaria CMCP, ex post, 
intervalo de una 
hora, no considera 
restricciones de 
transmisión
Otros aspectos Mercado de desvíos de 
potencia (mensual)
n.d. n.d. Compensaciones de 
potencia (diario)
Balance Mensual neto Mensual neto Mensual neto Mensual neto
Fuente: CEPAL, sobre la base de lo indicado en las leyes y reglamentos de cada país.
Notas: AMM: Administración del Mercado Mayorista; CDC: Centro de Control; CM: Costo Marginal;
CMCP: costo marginal de corto plazo; CNDC: Centro Nacional de Despacho de Carga; n.d.: no 
disponible; PMCP: precio marginal de corto plazo; UT: Unidad de transacciones. Véanse también 
los gráficos 6 a 11.
En el corto plazo, el gran trabajo que recae sobre estos nuevos entes consiste en definir los 
aspectos de tipo institucional y organizativo, entre ellos todo lo relacionado con los recursos 
(financieros, físicos, humanos); el desarrollo y adopción de los modelos de despacho y 
procedimientos rutinarios para establecer los balances y ajustes; la definición y adopción de 
modelos para calcular los servicios por uso de las redes; los procedimientos de cobro, balance y 
compensación entre las partes (flujos comerciales); el equipamiento de los centros de despacho y la 
dotación adecuada de sistemas de comunicación y equipos de medición. Además, es muy
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importante el tema de la administración de contratos; inicialmente serían pocos y más bien 
relacionados con las compras de energía que realicen las distribuidoras.
En el mediano plazo se deberían consolidar los mercados nacionales y dirigir el esfuerzo 
hacia la formación de los mercados subregionales y regionales. El trabajo que han venido haciendo 
las comisiones supervisoras de las interconexiones será absorbido por los entes administradores de 
los mercados nacionales, en tanto no se creen las instancias previstas dentro del SIEPAC para la 
formación del mercado eléctrico regional.
4. La demanda de las distribuidoras
Como se explicó en el capítulo anterior, Guatemala, El Salvador y Panamá han desintegrado el 
segmento de la distribución, creando las respectivas empresas de distribución. En los dos últimos 
países, estas empresas ya fueron privatizadas; sin embargo, en Guatemala el proceso concluirá a 
finales de 1998, con la venta de las distribuidoras del INDE. Por su parte, Honduras y Nicaragua 
se encuentran en la fase de estudios y discusión sobre la estrategia para la regionalización y 
formación de las distribuidoras. En Costa Rica la distribución siempre ha estado separada; existen 
empresas con larga trayectoria en dicho segmento.
Independientemente del tipo de reforma, la demanda de electricidad proporciona muchos 
argumentos para pensar que las empresas distribuidoras serían los actores más importantes en el 
corto y mediano plazo. Estos argumentos se fundamentan en el volumen que representan los 
usuarios de los sectores residencial, comercial e industrial menor dentro de la demanda agregada de 
los países (más de 75% de las ventas de energía eléctrica en la región). Además de las posibles 
barreras, no debe perderse de vista el poder de mercado que las distribuidoras tendrían para la 
retención de sus clientes.
En los plazos anotados, parece ser que únicamente los grandes consumidores, que se 
encuentran conectados en los niveles de transmisión (más de 69 kV), tendrán facilidad para 
convertirse en clientes libres. La mediana industria conectada en voltajes de distribución (34.5 y 
13.8 kV, principalmente) se encontraría con mayores obstáculos, tales como carencias físicas 
(equipos de medición y comunicaciones), falta de mecanismos aprobados para los servicios de 
peajes (en transmisión y distribución) y, en algunos casos, escasa oferta para atender a los clientes 
mayoristas.
Lo anterior, sumado a la ausencia de datos y a la dificultad para hacer supuestos 
fundamentados, impide realizar estimaciones confiables de los tamaños de los mercados libres en 
los países que lo tienen contemplado. Por lo tanto, únicamente se han calculado proyecciones de la 
demanda potencial que representarían las distribuidoras si llegaran a mantener sus actuales clientes 
(véase el cuadro 32). Los cálculos se han basado en los siguientes supuestos: a) se han tomado 
como base las ventas de energía registradas en 1997 y las tasas de crecimiento promedio expresadas 
en las proyecciones de la demanda agregada; b) se ha supuesto un factor de diversidad de 1.1, sin 
contabilizar las pérdidas en las redes y líneas de transmisión, y c) la demanda estimada es la 
máxima potencial de cada distribuidora, dado que no se han considerado los efectos de los grandes 
consumidores que contraten directamente a su empresa abastecedora.
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Los tres supuestos anteriores pueden considerarse restrictivos, en el sentido de que todos 
pueden representar variaciones apreciables en la demanda de las distribuidoras.
Cuadro 32
ISTMO CENTROAMERICANO: ESTIMACIÓN DE LA DEMANDA POTENCIAL 





GWh MW GWh MW Posición
Guatemala 17 3,465 4,475 950 6,294 1,336
EEGSA 1 2,630 3,397 721 4,777 1,014 1
INDE Occidente 1 339 438 93 616 131 12
INDE Oriente 1 311 402 85 565 120 13
Entidades municipales 14 185 239 51 336 71 16
El Salvador 5 3,184 3,729 702 4,602 867
CAESS 1 1,551 1,816 342 2,241 422 5
CLESA 1 598 700 131 864 162 11
DELSUR 1 700 819 155 1,011 191 10
EEO 1 272 318 60 393 75 15
DEUSEM 1 64 75 14 92 18 17
Honduras 1 2,484 2,967 552 3,760 699
ENEE 1 2,484 2,967 552 3,760 699 2
Nicaragua 1 1,362 1,664 329 2,173 430
ENEL 1 1,362 1,664 329 2,173 430 7
Costa Rica 8 4,697 5,531 1,083 6,878 1,347
ICE 1 1,744 2,054 402 2,554 500 4
CNFL 1 2,150 2,532 496 3,148 616 3
Cooperativas 6 803 946 185 1,176 230 9
Panamá 3 3,215 3,688 681 4,431 819
Metro Oeste 1 1,610 1,846 341 2,218 410 6
Noreste 1 1,275 1,463 270 1,758 325 8
Chiriquí 1 330 379 70 455 84 14
Fuente: CEPAL, sobre la base de estimaciones propias.
De acuerdo con las proyecciones, la EEGSA de Guatemala sería la distribuidora más grande 
en toda la región y mantendría su posición durante los próximos años, ya que esta empresa tiene 
concesión en la zona más desarrollada de ese país. Las siguientes distribuidoras de Guatemala son
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significativamente más pequeñas y se sitúan a partir de la posición decimosegunda en toda la 
región. A diferencia de Guatemala, en El Salvador, Costa Rica y Panamá no existe una gran 
distribuidora con participación sustantivamente mayoritaria dentro de los mercados nacionales. Por 
ejemplo, obsérvese que esos tres países tienen al menos dos distribuidoras colocadas entre las 10 
más grandes de toda la región (Costa Rica: CNFL e ICE; El Salvador: CAESS, DELSUR y 
CLESA, y Panamá: Metro Oeste y Noreste). En Honduras y Nicaragua (sin considerar su futura 
desintegración en varias distribuidoras) aparecen las empresas públicas a cargo de toda la 
distribución de esos países, que ocupan los lugares segundo y séptimo, respectivamente.
B. EL MERCADO ELÉCTRICO REGIONAL A MEDIANO PLAZO
Para el análisis regional se aborda la situación en el corto y mediano plazo, con particular énfasis 
en las coordinaciones de la operación de las interconexiones binacionales y la posibilidad de obtener 
mayores beneficios incorporando de inmediato a los nuevos actores de las industrias eléctricas 
locales. Para el largo plazo es muy difícil hacer estimaciones actualmente, pues muchos elementos 
del mercado regional contemplado en el proyecto SIEPAC y aprobado dentro del Tratado Marco 
del Mercado Eléctrico de América Central (TMMEAC) están todavía en proceso de definición.
1. La situación actual
Tradicionalmente se han buscado los beneficios de la operación de las interconexiones a partir de 
una coordinación en el funcionamiento de los sistemas nacionales, con el propósito de reducir 
costos aprovechando las complementariedades que dichos sistemas presentan. Este esquema era 
válido cuando existía una sola empresa pública integrada verticalmente, como cabeza de las 
industrias eléctricas nacionales; sin embargo, siempre presentó muchos obstáculos, tales como la 
búsqueda de un mecanismo idóneo para la repartición de utilidades, las diferentes bases de las 
estructuras de los costos de operación y los métodos de pago. En la práctica, en los últimos años los 
beneficios de las interconexiones se han obtenido de los intercambios de ocasión y del apoyo en 
situaciones de emergencia.
Es muy difícil modificar esta práctica, sobre todo por la limitada capacidad de transferencia 
de los enlaces actuales; sin embargo, hay tres puntos relevantes que indicarían la conveniencia de 
realizar esfuerzos para efectuar intercambios de energía firme, aunque sean de escala reducida. El 
primero es la existencia de capacidades excedentarias en algunos países, como por ejemplo 
Guatemala en el norte y Costa Rica y Panamá en el sur. El segundo es el inicio de la construcción 
de la interconexión El Salvador-Honduras, que estaría operando a finales del año 2000. El tercero 
es la necesidad de empezar a coordinar las expansiones e impulsar proyectos regionales. Estos son 
los que finalmente proporcionarían los flujos de energía por las líneas del SIEPAC y, en 
consecuencia, también proveerían los flujos financieros para la amortización de ese proyecto.
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Afortunadamente se han logrado avances para hacer más viables las transacciones 
regionales. Seguramente la más importante es la adopción de criterios y metodología comunes para 
el cálculo de los peajes (véase el recuadro 2), aprobada durante la última reunión ordinaria del 
CEAC (San Pedro Sula, Honduras, 9 de octubre de 1998).
Recuadro 2
ISTMO CENTROAMERICANO: METODOLOGÍA PARA EL CÁLCULO DEL 
PEAJE EN LAS TRANSACCIONES INTERNACIONALES 
DE ENERGÍA ELÉCTRICA
Con apoyo del proyecto PREEICA, financiado por el gobierno canadiense a través de la agencia ACDI, 
los países del Istmo Centroamericano han adoptado una metodología común para el establecimiento de 
"peajes de paso", la cual permite determinar los cargos por el servicio de transmisión a transacciones 
internacionales de compraventa de electricidad, en las que ni el vendedor ni el comprador se localizan 
en el subsistema "porteador" (el que presta el servicio transmisión). En principio esa metodología se 
aplica a las transacciones que involucren como agentes a los sistemas intermedios, es decir, a 
intercambios Panamá-Nicaragua, Panamá-Honduras, Costa Rica-Honduras, y viceversa. Al entrar en 
operación el interconector El Salvador-Honduras, dicha metodología se podrá expandir, considerando 
ahora hasta cuatro sistemas intermedios.
El esquema es una metodología híbrida que combina dos filosofías: costos marginales de corto 
plazo (CMCP) para servicios no firmes; y MW-km (flujo dominante) para servicios firmes; sin 
embargo, debido a las debilidades de las redes actuales (particularmente las interconexiones 
internacionales de circuito simple), que hacen prácticamente inviables los servicios de porteo firme, se 
ha recomendado utilizar el esquema únicamente para servicios no firmes.
Por lo tanto, la solución propuesta para servicios firmes es adecuada al contexto actual; pese a 
ello, no se ha recomendado su utilización debido a las condiciones un tanto frágiles de las 
interconexiones. En el mediano y largo plazo, cuando previsiblemente se podrá ofrecer más "firmeza" 
con redes más robustas, el contexto será tal que el esquema propuesto (MW-km) ya no será aplicable.
La metodología fue aprobada durante la Reunión Conjunta Ordinaria del CEAC celebrada en San 
Pedro Sula, Honduras, el 9 de octubre de 1998.
2. Las posibilidades de un mercado eléctrico regional en el corto y mediano plazo
El intercambio de excedentes ocasionales es una importante actividad que las comisiones de 
interconexión han venido llevando a cabo con éxito, y que se verá favorecida con la adopción de la 
metodología de peajes. El siguiente reto para dichas comisiones es promover los acuerdos para los 
intercambios de energía firme, en plazos que podrían ir desde unos pocos meses hasta uno o dos 
años. Las limitaciones existentes en los enlaces binacionales imponen seguramente una restricción; 
sin embargo, aun tomando en cuenta dichas limitaciones, existe una gran capacidad excedentaria (u 
ociosa) en los interconectores. A ese respecto conviene mencionar los resultados y recomendaciones
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de los estudios complementarios del SIEPAC 10 que, en lo referente a las capacidades de 
transferencia de los enlaces binacionales que actualmente están en operación, concluyen lo 
siguiente:
a) Conforme a criterios rígidos de operación (entre ellos la no ocurrencia de deslastre 
de cargas para prevenir el efecto cascada de pérdida del sistema luego de la salida de un enlace), 
tras un análisis detallado de estudios de contingencias, se concluye que la capacidad máxima de 
transferencia en cada uno de los enlaces es de 50 MW firmes. Relajando las condiciones anteriores 
y permitiendo deslastre de cargas, las transferencias máximas por cada uno de los interconectores 
pueden llegar a 150 MW.
b) Se identificó un conjunto de inversiones, todas de pequeño monto, por un total de 
alrededor de 12 millones de dólares, que permitirían incrementar sustantivamente las capacidades 
de transferencia hasta el punto de hacer viable el límite de 150 MW, aun con el criterio de no 
desconexión de cargas. Las inversiones son las siguientes: para el enlace Guatemala-El Salvador, 
una nueva línea de 115 kV, de Sonsonate a Ahuachapán (22.5 km y un costo de 2.3 millones de 
dólares); para el enlace Honduras-Nicaragua, un segundo circuito, entre las subestaciones León I y 
León II (3.5 km y 0.3 millones de dólares); para el enlace Nicaragua-Costa Rica, un segundo 
circuito en 138 kV, entre las subestaciones León II-La Paz Centro-Los Brasiles (79.5 km y 
7.2 millones de dólares), y para el enlace Costa Rica-Panamá, un segundo transformador 
230/138 kV, en la subestación Río Macho (110 MVA, con un costo de 2.2 millones de dólares). 
Con esas adiciones, todos los interconectores incrementarían su capacidad de transferencia a 
150 MW, con excepción del enlace Costa Rica-Panamá, cuyo límite en el sentido norte-sur estaría 
restringido a 75 MW.
Con base en los datos anteriores y revisando el historial de los flujos absolutos anuales 11 
observados en las interconexiones binacionales desde la puesta en operación de cada una de ellas, se 
elaboró el cuadro 33, que muestra los promedios históricos y los flujos anuales máximo y mínimo, 
así como el registrado en 1997. Del mismo modo se han calculado los factores de uso de las 
interconexiones. Estos datos permiten apuntar los siguientes hechos:
a) Sólo el enlace Nicaragua-Costa Rica muestra una alta utilización en promedio (50%)
a lo largo de sus 16 años de existencia; en 1997, de acuerdo con los rígidos criterios del SIEPAC, 
se habría utilizado un 82%. Obsérvese que esa línea también presta los servicios de trasiego de 
energía a Honduras y Panamá, lo que en parte explica su alto porcentaje.
10 Véase Instituto de Investigaciones Tecnológicas de la Universidad Pontificia de Comillas, 
España, y Power Technologies Inc. Estudios complementarios de la expansión de la interconexión, 
1996.
11 Por flujo absoluto anual se entiende la suma aritmética de todos los flujos observados por 
cada interconector (importaciones, exportaciones, intercambios inadvertidos y trasiegos, todos con signo 
positivo) durante cada uno de los años de operación. En sí representa una sumatoria de los valores 
absolutos de los flujos, sin importar el sentido de los mismos. Esta sumatoria es un buen indicador de 
la utilización de las líneas de interconexión y, en cuanto a países intermedios, en algunos casos podría 
ser un valor sobreestimado.
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b) Los restantes tres interconeetores muestran una baja utilización, y podrían 
incrementar entre dos y tres veces su actividad con respecto a los valores reportados en 1997, sin 
poner en peligro la vulnerabilidad de los sistemas.
c) Con las modestas inversiones de 12 millones de dólares antes referidas, se 
incrementaría de manera sustancial la capacidad de transferencia. Se trata de inversiones marginales 
de altísima rentabilidad, que además permitirían poner en marcha una primera etapa del mercado 
eléctrico regional.
Lo anterior constituye uno de los hallazgos más valiosos de los estudios complementarios 
del SIEPAC; sin embargo, los alcances de esas conclusiones aparentemente no han sido divulgados 
ampliamente entre los nuevos entes y actores que, sobre todo a partir de 1997, participan en las 
industrias eléctricas en los seis países de la región. La capacidad excedentaria actual y potencial de 
las interconexiones existentes permitirían:
Cuadro 33
ISTMO CENTROAMERICANO: FLUJOS DE ENERGÍA ANUALES TOTALES POR 
LAS LÍNEAS DE INTERCONEXIÓN BINACIONALES EXISTENTES.












Mínimo 8 13 45 0
Máximo 144 352 477 194
Promedio a/ 67 133 218 89
Energía firme 
sugerida por estudios 
de SIEPAC 
Actual 438 438 438 438
Con Refuerzos 1,314 1,314 1,314 657
Factor de utilización 
de las líneas 
Promedio 15% 30% 50% 20%
Observado, 1997 28% 38% 82% 42%
Con refuerzos b/ 9% 13% 27% 28%
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales e informes anuales de las empresas eléctricas, 
a/ Cálculos de la CEPAL, sobre la base de datos de las empresas eléctricas, desde que empezó a 
operar la línea de interconexión correspondiente, 
b/ Sobre la base del flujo observado en 1997.
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a) En el corto plazo (de 6 a 12 meses), hacer viables los contratos de energía firme, de 
escala reducida, entre actores situados en diferentes países, particularmente de empresas 
generadoras ubicadas en Guatemala, Costa Rica y Panamá hacia los otros tres países.
b) En el mediano plazo (a partir de 2000 y 2001, cuando ya estén construidos los 
refuerzos de la red troncal nacional y la línea El Salvador-Honduras), posibilitar transacciones de 
mediana capacidad (al menos de 100 MW firmes), las cuales tendrían dos grandes implicaciones. 
Por una parte, ampliaría la visión para las nuevas expansiones que entrarían a partir de 2001 
(especialmente importantes para El Salvador, Honduras y Nicaragua), con los beneficios derivados 
de un mayor mercado: diversificación y disminución de riesgos, y economías de escala. Por otra 
parte, allanaría el camino para la formación del mercado regional, permitiendo que las fuerzas de 
los mercados locales establezcan las prioridades y los plazos para el desarrollo del SIEPAC. Si 
dichas fuerzas no emergieran, se correría el riesgo de postergar la ejecución de este proyecto.
c) Para lograr todo lo anterior son necesarias varias acciones, entre ellas: la 
determinación precisa de los excedentes firmes y su precio, la identificación y eliminación de los 
obstáculos que pudieran existir para hacer viables las transferencias (en especial en lo que respecta 
a la contratación de suministro entre agentes ubicados en distintos países), la construcción de los 
refuerzos de las interconexiones existentes y la ejecución del enlace El Salvador-Honduras. En 




De los análisis presentados en los capítulos anteriores es posible extraer las primeras reflexiones sobre 
la situación actual de la industria eléctrica en el Istmo Centroamericano, así como las tendencias para 
el corto plazo. El poco tiempo transcurrido a partir del inicio de las reformas, en particular las 
relacionadas con los nuevos mecanismos de los mercados eléctricos nacionales, no basta para obtener 
conclusiones sobre la consecución de los objetivos que guiaron dichas reformas.
1. El índice de electrificación en la región continúa siendo bajo, en particular en algunos países. 
Ante los procesos de reforma, la extensión de la cobertura del servicio eléctrico es una asignatura a la 
que los entes normativos y reguladores deberían dar un especial seguimiento. Conviene mencionar que 
en algunas leyes se especifican las modalidades de financiamiento para la expansión de la 
electrificación rural.
2. Tres países de la región mantienen índices de pérdidas superiores a 22%, siendo el valor 
máximo de 27%. Estos niveles están muy alejados del promedio regional (18.1%), así como de los 
valores esperados en un sistema eficiente. Una estimación preliminar indica que la reducción de un 
punto en el porcentaje de pérdidas de los seis países representaría beneficios de 20 millones de dólares 
por año.
3. En el segmento de la producción se comienza a notar un incremento en el número de actores y 
en la participación de la generación privada. En este sentido, llaman la atención los casos de 
Guatemala y Costa Rica. En el primero se experimentó durante varios años un aumento en el número 
de actores (15) y una alta participación en la generación anual (49.6%) durante 1997. En el caso de 
Costa Rica, el incremento del número de actores ha sido muy notorio (24 nuevos); sin embargo, su 
participación en la generación total todavía es baja, debido al reducido tamaño de las centrales 
instaladas, todas ellas de recursos renovables.
4. Como es previsible, en la etapa inicial de un proceso de liberalización, los índices de 
concentración en el segmento de la producción todavía son muy elevados. La entrada futura de nuevos 
actores prevista en todas las leyes de reforma podría disminuir dichos índices, aumentando así las 
posibilidades de competencia. Sin embargo, en las estructuras resultantes de las reformas nacionales 
deberá darse seguimiento a la presencia de centrales hidroeléctricas de gran tamaño cuya producción 
suponga un porcentaje importante con respecto al mercado nacional. Por ejemplo, la nueva empresa 
que opera la central Fortuna en Panamá produjo 48.6% de la generación total en ese país en 1997; la 
central El Cajón en Honduras, 41 % ; las dos empresas con las centrales hidroeléctricas de El Salvador, 
39.2%, y la central Chixoy en Guatemala, 36%. En Costa Rica, la central Corobicí produjo 15%; sin 
embargo, en ese país fue mayoritaria la generación hidroeléctrica.
5. Con excepción de dos países, no se perciben obstáculos para el cubrimiento de la demanda en 
el corto y mediano plazo. De acuerdo con los planes indicativos y los programas de construcción y 
mantenimiento de centrales, habría problemas en Nicaragua en 1998, los cuales se solventarían con la 
entrada en operación de dos nuevos productores independientes, prevista para finales de dicho año. En 
Honduras se visualizan algunas complicaciones a partir de 2002, que podrían reducirse en caso de 
concretarse las propuestas de inversionistas privados para ampliar la capacidad en las centrales de
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generación privada existentes, decisiones que se tomarían cuando se apruebe la estructura de cargos 
por uso de las redes de transmisión y distribución.
6. Guatemala, Costa Rica y Panamá contarían con apreciables márgenes de reserva de potencia. 
En estos tres países se han tomado algunas decisiones, se han suscrito contratos y se cuenta con 
proyectos de capacidad mediana en fase de construcción, que garantizarían el suministro local y 
posibilitarían exportaciones a los países vecinos.
7. Las decisiones sobre nuevos proyectos de generación de mediana y gran capacidad deberán 
tomarse próximamente en El Salvador, Honduras y Nicaragua, ya que, en algunos casos, los plazos se 
vencerían durante 1999. De lo contrario, se correría el riesgo de continuar ampliando los sistemas de 
generación a base de unidades diesel y turbinas de gas pequeñas y medianas.
8. El seguimiento y la supervisión que ejerzan los entes normativos y regulatorios será muy 
importante para prevenir con antelación problemas de escasez de energía eléctrica. A este respecto es 
necesario recordar las múltiples circunstancias que afectan a la ejecución de los proyectos de 
generación, entre ellos los relacionados con los plazos para la obtención de los financiamientos y de 
los distintos tipos de permisos, así como los problemas propios de su construcción. Por otra parte, 
sólo un estricto seguimiento y la interacción con diferentes agentes de la industria aportarían la 
retroalimentación necesaria para la actualización de los planes indicativos y para la toma de las 
acciones correctivas respectivas.
9. El tema del establecimiento, fijación y administración de los cargos por el uso de las redes es 
complejo y requerirá especial atención por parte de los entes reguladores. En el corto plazo, los 
objetivos que deberían perseguirse serían: a) precios razonables por dichos servicios, para evitar que 
se conviertan en obstáculos para la realización de transacciones económicas; b) iguales condiciones de 
acceso a todos los agentes, y c) eliminación de restricciones o “cuellos de botella” en las redes. En el 
mediano plazo, la principal preocupación sería proveer a los distintos agentes de la suficiente 
información, con el propósito de enmarcar las decisiones sobre la expansión de las redes conforme a 
criterios de confiabilidad y eficiencia económica.
10. Todavía no existe suficiente información para elaborar conclusiones definitivas sobre el 
comportamiento de los grandes consumidores de energía que, conjuntamente con las distribuidoras, 
conformarían los mercados mayoristas de los países que tienen contemplado dicho mecanismo. Estos 
agentes empezarían a interactuar conforme se fuera instalando la nueva generación y quedaran 
establecidos los mecanismos para la administración de los mercados de electricidad y de los cargos 
para la remuneración de los servicios de peaje. La gran industria conectada en voltajes de transmisión 
sería la que con mayor facilidad se incorporaría a los mercados mayoristas.
11. En el apartado del consumo o demanda de electricidad también se aprecia ya en 1998 un 
incremento del número de actores en los tres países que han avanzado en la privatización de sus 
distribuidoras (Guatemala, El Salvador y Panamá). En los próximos años esta tendencia se observaría 
en los restantes países, cuyas leyes establecen la desintegración de la distribución (Honduras y 
Nicaragua).
12. Los procesos de desintegración y privatización del segmento de la distribución 
recientemente desarrollados han derivado en empresas con una participación importante en el 
mercado de electricidad, considerando aún la totalidad de sus clientes. Así, en Guatemala la
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empresa EEGSA cubre 76% del mercado nacional, en Panamá las empresas Metro Oeste y Noreste 
tienen 50% y 40%, respectivamente, y en El Salvador 49% corresponde a la empresa CAESS. En 
Costa Rica no se ha dado este proceso de desintegración; sin embargo, la empresa CNFL tiene una 
participación de 46% del mercado nacional. Estos índices tenderán a disminuir tan pronto los 
clientes que califiquen de acuerdo con las respectivas leyes de electricidad puedan seleccionar sus 
suministradores. A pesar de ello, es de esperar que estas empresas tengan en el futuro una posición 
dominante en sus respectivos mercados.
13. La experiencia en algunos países industrializados muestra un cierto proceso de fusión de 
empresas de distribución, el cual podría también darse en la región, particularmente por la pequeña 
dimensión relativa de las empresas. En este sentido, llama la atención que el grupo ENERSAL 
controla actualmente, con dos empresas, 54% del mercado de electricidad en El Salvador.
14. Desde el punto de vista regional, estas empresas que contarían con una posición dominante 
en sus respectivos mercados nacionales tendrían una mayor capacidad de negociación con los 
productores, al entrar en operación el MER. Es conveniente destacar que la desintegración del 
segmento de la distribución en Honduras y Nicaragua, actualmente en estudio, daría paso a la 
formación de empresas relativamente pequeñas con respecto a las de los otros cuatro países (dado lo 
reducido de sus mercados nacionales), lo cual podría representar desventajas relativas en el 
mercado regional.
15. La experiencia internacional también muestra un proceso de reintegración vertical en la 
industria eléctrica, como en Inglaterra, o una integración vertical multienergética de empresas 
petroleras o gaseras con la generación de energía eléctrica (Estados Unidos, Inglaterra, Argentina, 
entre otros). Estos procesos se han dado en sistemas eléctricos de gran tamaño, de forma que 
podrían ser más atractivos en mercados eléctricos pequeños, como los del Istmo Centroamericano. 
En el primer caso, algunas leyes prohíben expresamente la reintegración vertical, pero en 
El Salvador esto es posible. Con respecto al segundo caso, ya hay ejemplos en Guatemala, 
El Salvador y Nicaragua.
16. Aun con las limitaciones actuales, las interconexiones binacionales reportan en su mayor 
parte una baja utilización. Con inversiones de pequeño monto es posible incrementar 
sustantivamente la capacidad de transferencia de los enlaces mencionados, posibilitando la 
obtención de importantes beneficios para la región. De llevarse a cabo, estas inversiones 
permitirían ofrecer servicios de transferencia de energía firme entre actores ubicados en distintos 
países, ampliaría la visión de los mercados y facilitaría la toma de decisiones sobre los futuros 
proyectos de generación. Asimismo, ayudaría a sentar las bases para el funcionamiento del futuro 
MER.
17. Para avanzar a un ritmo seguro y controlable, es conveniente dar prioridad y racionalizar los 
esfuerzos encaminados a obtener los mejores resultados de la integración y la cooperación regional. 
Con el fin de alcanzar dicho objetivo, las principales acciones de los entes normativos y reguladores 
de las industrias eléctricas nacionales serían las siguientes:
a) Interconexión El Salvador-Honduras. Actualmente en fase de contratación de las 
obras. Los principales beneficiados son los países interconectados; sin embargo, como se ha
mencionado en este documento, este proyecto tiene un fuerte impacto regional.
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b) Refuerzos de las interconexiones binacionales. Se trata de inversiones marginales de 
altísima rentabilidad, que permitirán realizar transacciones de potencia firme entre agentes ubicados en 
diferentes países.
c) Ratificación del TMMEAC por todos los países, así como creación y fortalecimiento 
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Gráfico 1-6
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G ráfico 1-7
PANAMÁ: ESTADÍSTICAS RELEVANTES DEL SUBSECTOR ELÉCTRICO 
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DESCRIPCIÓN DE LAS REFORMAS EN CADA PAÍS 1
Anexo II
1. Guatemala
La nueva Ley General de Electricidad fue aprobada por la Asamblea Legislativa el 16 de octubre de 
1996 y sancionada por el Ejecutivo el 13 de noviembre de ese mismo año (Decreto Legislativo No. 
91-36). Esta Ley regula el desarrollo de las actividades de generación, transporte, distribución y 
comercialización de la electricidad. Los principales aspectos se resumen a continuación:
a) Los aspectos normativos están asignados al Ministerio de Energía y Minas (MEM).
b) Como institución regulatoria, la Ley creó la Comisión Nacional de Energía Eléctrica 
(CNEE), como un órgano técnico dependiente del Ministerio, pero con independencia para el 
ejercicio de sus actividades. Entre sus principales funciones se pueden mencionar: velar por el 
cumplimiento de la ley de electricidad; proteger los derechos de los usuarios y prevenir conductas que 
atenten contra la libre competencia; definir las tarifas de transmisión y distribución sujetas a 
regulación; dirimir las controversias que surjan entre los agentes de la industria; emitir las 
disposiciones y normativas para garantizar el libre acceso a las redes de transporte, entre otras.
c) La industria debe proceder a una desintegración vertical, con la separación de los 
segmentos de generación, transmisión y distribución. La instalación de nuevas centrales de generación 
es libre, con la excepción de proyectos que utilicen los bienes del Estado, en cuyo caso se requerirá 
una autorización del Ministerio.
d) Las redes de transmisión y distribución son de libre acceso. Su uso devengará el pago 
de peajes, los cuales serán acordados entre las partes; a falta de acuerdo, regirán los peajes 
establecidos por la CNEE.
e) Se constituye el Mercado Mayorista, con la participación de los generadores, 
transportistas, importadores, exportadores, distribuidores, comercializadores y grandes usuarios.
f) Las empresas de distribución están obligadas a tener contratos vigentes con empresas 
generadoras que les garanticen la cobertura del total de potencia y energía que requieren para el año 
en curso y el siguiente, como mínimo. Estos contratos serán el resultado de un proceso de licitación 
abierta.
Las referencias a los países aparecen en orden de su ubicación geográfica, de norte a sur, lo 
cual facilita las correlaciones con la integración física a través de las interconexiones de los respectivos 
sistemas eléctricos. Los datos estadísticos están referidos a diciembre de 1997. En cuanto a las reformas 
y sus resultados, se han incluido eventos ocurridos hasta el mes de julio de 1998.
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g) Luego de un período de transición, la operación del sistema quedará a cargo de un 
ente privado, sin fines de lucro, denominado Administrador del Mercado Mayorista (AMM), cuyas 
funciones son: coordinar la operación del sistema al mínimo costo, en un marco de libre contratación 
entre los agentes; establecer precios de mercado de corto plazo para las transferencias de potencia y 
energía entre los diferentes actores, cuando no correspondan a contratos de largo plazo libremente 
pactados, y garantizar la seguridad y el abastecimiento de energía eléctrica.
h) El sistema de precios contempla precios regulados y precios libres. Están sujetos a 
regulación los precios de las transferencias de potencia y energía eléctrica entre los distintos agentes, 
no incluidas en contratos libremente negociados, así como los peajes por el uso de las redes de 
transporte y las subestaciones, cuando las partes no hayan podido llegar a un acuerdo mutuo. Los 
precios para los grandes usuarios no estarán sujetos a regulación, y deberán ser pactados entre las 
partes.
i) La operación de las interconexiones y las transacciones internacionales serán 
coordinadas por el AMM.
Cumpliendo con lo establecido en la ley, se han ejecutado las siguientes acciones:
a) Durante 1997, el INDE procedió a la creación de sus respectivas filiales de 
generación, transmisión y distribución.
b) También en 1997, la EEGSA vendió sus activos de generación.
c) A finales de julio de 1998 fue privatizado el segmento de la distribución de la 
EEGSA, con la venta de 80% de sus acciones.
d) El AMM quedó constituido en julio de 1998; en él participan representantes de los 
distintos grupos de agentes operando en el mercado (principalmente empresas de generación, 
generadores independientes y empresas distribuidoras).
2. El Salvador
La reforma de la industria eléctrica se basa en los Decretos 808 y 843, aprobados por la Asamblea 
Legislativa en septiembre y octubre de 1996, respectivamente. El primero corresponde a la Ley de 
Creación de la Superintendencia General de Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET) y el segundo 
a la Ley General de Electricidad. Los principales aspectos de estas dos disposiciones legales se 
resumen a continuación:
a) No existe un ente normativo responsable de la definición de políticas para el sector 
energía en general, ni para la industria eléctrica en particular; es el único caso en la región en el que 
el futuro desarrollo de la industria sería decidido por las fuerzas del mercado.
b) Las funciones regulatorias están asignadas a la Superintendencia General de 
Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET), cuyas principales funciones son: cumplir y hacer 
cumplir las leyes, reglamentos y demás disposiciones legales aplicables a los sectores de electricidad y
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telecomunicaciones; informar a la autoridad competente de la existencia de prácticas que atenten 
contra la libre competencia, publicar en forma periódica la información existente sobre estadísticas de 
los sectores bajo su regulación, entre otros.
c) La ley ordena la desintegración vertical de la industria, con la separación de los 
segmentos de generación, transmisión y distribución. De acuerdo con estudios especiales, la CEL 
sería desintegrada, tanto vertical como horizontalmente, con la separación de las actividades de 
mantenimiento del sistema de transmisión y de operación del sistema, así como con la división del 
segmento de generación en el mayor número posible de operadores.
d) Se permite la presencia de otras empresas eléctricas, las cuales pueden estar integradas 
verticalmente, en cuyo caso deben mantener contabilidades separadas para cada segmento. Éstas no 
pueden ser accionistas de la empresa de transmisión resultante de la reestructuración de la CEL. Las 
empresas de transmisión y distribución estarán obligadas a permitir a otros actores el libre acceso a 
sus redes.
e) El mercado mayorista eléctrico estará constituido por un Mercado de Contratos y un 
Mercado Regulador del Sistema, en el que participan los generadores, transmisores, distribuidores, 
comercializadores y usuarios finales.
f) El sistema interconectado debe contar con una Unidad de Transacciones (UT), 
responsable de la operación del sistema de transmisión y del mercado mayorista de energía eléctrica. 
Este ente no puede efectuar por sí mismo operaciones de compra y venta de energía eléctrica y está 
organizado como sociedad de capital. Pueden ser accionistas los operadores y usuarios finales 
conectados directamente al sistema de transmisión, siempre que tengan una capacidad mínima de 
5 MW.
g) El nuevo sistema de precios contempla que estarán sujetos a regulación por parte de la 
SIGET los cargos por uso de las redes de transmisión y distribución, la operación coordinada del 
sistema de transmisión, la operación del mercado mayorista y las ventas al usuario final. Los otros 
precios serán libres.
h) Todo usuario final deberá contratar el suministro de energía eléctrica con un 
comercializador. Las empresas de distribución que a su vez actúan como comercializadoras en una 
determinada región deberán presentar anualmente a la SIGET un pliego tarifario con los precios y 
condiciones del suministro de energía eléctrica. Estos precios deberán basarse en el precio promedio 
de la energía en el Mercado Regulador, en el nodo respectivo durante el año anterior, en el cargo por 
el uso de la red de distribución y en los costos de atención al cliente. Si el consumidor decide adquirir 
la energía de un comercializador, el precio y las condiciones serán negociados libremente, sin 
intervención de la SIGET.
i) Con respecto a las interconexiones regionales, se contempla que los operadores y 
usuarios finales podrán contratar suministros de energía eléctrica con entidades ubicadas fuera del 
territorio nacional.
Cumpliendo con lo establecido en la ley, se han ejecutado las siguientes acciones:
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a) La primera Unidad de Transacción quedó integrada en 1997.
b) Las empresas distribuidoras fueron vendidas a inicios de 1998.2
c) En 1998 fueron creadas dos empresas hidroeléctricas, una termoeléctrica, una
geotérmica, una transmisora y cinco empresas que prestarán servicios auxiliares.3
3. Honduras
En este país la reforma de la industria se inició en 1991, con la creación de la Comisión Nacional 
Supervisora de Servicios Públicos (CNSSP) y la Comisión Nacional de Energía (CNE). 
Posteriormente, en 1994, el Congreso Nacional sancionó la Ley Marco del subsector eléctrico 
(Decreto No. 158-94). Recientemente, en mayo de 1998, un decreto de reorganización administrativa 
redefinió las atribuciones de las distintas comisiones, quedando únicamente la CNE con todas las 
atribuciones regulatorias del subsector eléctrico. Los principales aspectos contenidos en la Ley Marco 
y sus reformas se resumen a continuación:
a) La ley creó el Gabinete Energético, ente normativo cuyo objetivo central es la
formulación de la política energética nacional, aunque en algunas materias, como la planificación del 
sistema eléctrico, comparte atribuciones con la CNE. El proceso de planificación corresponde en 
primera instancia a la ENEE, en lo que se refiere a la producción y a la transmisión. Estos planes son 
posteriormente presentados a la CNE y luego al Gabinete Energético para su aprobación.
b) En el ámbito regulatorio, la CNE tiene funciones de asesor técnico para la aplicación 
de la referida ley, y está a cargo de todas las funciones regulatorias de la industria eléctrica.
c) Las facultades de la CNE incluyen las antiguas atribuciones de la CNSSP relativas al 
sector eléctrico, entre ellas, la supervisión de la ENEE, según las cláusulas del Contrato Plan suscrito 
entre el Gobierno y la ENEE. También son facultades de la CNE las siguientes: aprobar las tarifas o 
precios que las instituciones descentralizadas cobren a los consumidores por los servicios públicos, de 
acuerdo con costos económicos reales, y emitir guías sectoriales específicas que se aplicarán a cada 
una de las instituciones descentralizadas sometidas a su jurisdicción, incluyendo metas de desempeño.
d) Las atribuciones de regulación sectorial de la CNE son, entre otras: aplicar y fiscalizar 
las normas legales que rigen el subsector; proponer al Poder Ejecutivo los reglamentos para la Ley 
Marco del Subsector Eléctrico; presentar para aprobación del Gabinete Energético los programas de 
expansión; aprobar y poner en vigencia las tarifas en barra y proponer a la CNSSP las tarifas para el 
consumidor final; proponer para aprobación del ejecutivo los contratos de compra de energía que se
2 Se trata de las empresas CLESA, CAESS, DELSUR, EEO y DEUSEM. Véanse las 
descripciones en el capítulo II.
3 Una de las empresas hidroeléctricas agrupa a las centrales Guajoyo y Cerrón Grande, y la 
otra, a las centrales Quince de Septiembre y Cinco de Noviembre. La empresa geotérmica posee las 
centrales de Ahuachapán y Berlín. La empresa termoeléctrica incluye a las centrales de Acajutla, 
Soyapango y San Miguel.
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proponga firmar la ENEÈ, y prevenir conductas anticompetitivas, monopólicas o discriminatorias 
entre los participantes de cada una de las etapas de la industria, incluyendo productores y usuarios.
e) La nueva estructura de la industria eléctrica implica la desintegración vertical de la 
ENEE, mediante la separación de los segmentos de generación y transmisión, del segmento de la 
distribución; también determina la desintegración horizontal en la distribución, y la consiguiente 
formación de varias empresas distribuidoras. El segmento de la producción también tendrá una 
desintegración horizontal, dada la presencia de varios generadores. La CNE prepara una propuesta 
para la separación y privatización de la distribución basada en estudios especiales.
f) El nuevo mercado eléctrico estará constituido inicialmente por usuarios regulados, 
sean éstos grandes consumidores o no, así como por las empresas de producción y distribución, 
incluida la empresa pública de transmisión.
g) Por su parte, la ENEE tendrá las facultades siguientes, adicionales a las de su Ley 
Constitutiva: preparar los programas de expansión del sistema interconectado nacional (SIN) para su 
presentación a la CNE; operar el Despacho de carga del sistema, y celebrar contratos de importación 
y exportación de electricidad, con carácter de exclusividad.
h) El sistema de precios previsto supone que las tarifas de generación reflejarán el costo 
marginal del suministro. Para la compra en barras del SIN se establecen los precios de nodo 
resultantes de incrementar los costos marginales de la generación, mediante factores que consideren 
las pérdidas en dichos sistemas. Para el cálculo de las tarifas de barra se tomará el promedio 
estabilizado de los costos marginales proyectados en un horizonte de cinco años. Para la transmisión 
en las redes de interconexión con el SIN se fijan tarifas que reflejan los costos medios de dichos 
sistemas.
i) La planificación, coordinación, supervisión y control de las operaciones de las 
centrales generadoras y el SIN, estarán a cargo de la ENEE por medio de su Centro de Despacho, 
cuyas instrucciones serán de carácter obligatorio. Para la gestión de las interconexiones regionales, la 
Ley Marco del Subsector Eléctrico señala a la ENEE como encargada de celebrar contratos de 
importación y exportación de energía eléctrica, de conformidad con la legislación vigente y los usos y 
procedimientos ya establecidos. Las empresas productoras podrán exportar energía eléctrica una vez 
cubiertas las necesidades nacionales.
Cumpliendo con lo establecido en la ley se han ejecutado las siguientes acciones:
a) La elaboración de propuestas para la regionalización y creación de las distribuidoras.
b) Las últimas contrataciones de generación independiente se han realizado de acuerdo 
con las recomendaciones de los planes indicativos.
4. Nicaragua
El marco final de la industria eléctrica en Nicaragua quedó establecido a inicios de 1998, con la 
aprobación de la Reforma a la Ley Orgánica del INE y de la Ley de la Industria Eléctrica (Leyes
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Nos. 271 y 272 del 1 y 23 de abril de 1998, respectivamente). Los principales aspectos contenidos en 
ambas disposiciones se resumen a continuación:
a) La labor normativa se asigna a la Comisión Nacional de Energía (CNE), responsable 
de la definición de políticas, la planificación y el desarrollo del sector energía.
b) El INE queda a cargo de las funciones regulatorias, la supervisión y la fiscalización 
del sector energía. En relación con la industria eléctrica se le asignan, entre otras, las siguientes 
funciones: velar por los derechos de los usuarios; fiscalizar el cumplimiento de normas, criterios, 
especificaciones, reglamentos y regulaciones en todas las ramas de la industria; elaborar y poner en 
vigencia normas y regulaciones para el aprovechamiento racional de la energía; otorgar, modificar, 
prorrogar y cancelar permisos, licencias y concesiones para generación, transmisión, distribución y 
reconocimiento de fuentes de energía; aprobar, publicar y controlar las tarifas de servicio eléctrico 
(uso de redes de transmisión y distribución y precios al consumidor final); velar por el buen 
funcionamiento del servicio y definir las normas de calidad, confiabilidad y seguridad, entre otras.
c) La ley establece la desintegración vertical de la industria, con la separación de los 
segmentos de la generación, transmisión y distribución. Está previsto realizar un estudio para 
determinar la forma de desintegración de la ENEL, la cual deberá ocurrir en un plazo de 12 meses, 
que vencería a finales de abril de 1999. Las nuevas empresas que resulten de esta desmembración se 
constituirán como sociedades anónimas, y se procederá a su privatización. La transmisión quedará a 
cargo de una empresa estatal.
d) Las redes de transmisión y distribución son de libre acceso. Se constituirá la Empresa 
Estatal de Transmisión (EST), que será propietaria de los activos de trasmisión de la ENEL y tendrá a 
su cargo la operación y expansión del SIN.
e) El nuevo mercado eléctrico estará formado por generadores, transportistas, 
distribuidores, y comercializadores, así como por los grandes usuarios. Las empresas de distribución 
están obligadas a tener contratos vigentes con empresas generadoras que les garanticen la cobertura de 
toda la potencia y energía que requieran para los siguientes 24 meses.
f) La operación del sistema quedará a cargo del Centro Nacional de Despacho de Carga 
(CNDC), unidad especializada de la Empresa Estatal de Transmisión, la cual asignará las 
transacciones del mercado de ocasión resultantes de los saldos de energía y potencia entre generadores 
y usuarios mayoristas (distribuidores y grandes consumidores).
g) El nuevo sistema de precios contempla precios regulados y precios libres. Están 
sujetos a regulación las transferencias de potencia y energía eléctrica cuando éstas no estén incluidas 
en contratos de suministros libremente negociados entre las partes, así como los peajes por la 
utilización de las redes de transporte (transmisión y distribución) y las subestaciones de 
transformación. El régimen de precio libre se contempla para los grandes usuarios y los generadores, 
así como para las importaciones y exportaciones de energía eléctrica.
h) La planificación del sistema eléctrico queda a cargo de la Comisión Nacional de 
Energía (CNE), que debe preparar periódicamente el plan estratégico del sector energía y elaborar los 
perfiles y estudios de prefactibiliad requeridos.
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De acuerdo con lo establecido en la ley, se ha integrado la CNE y se realizan los estudios para 
la desintegración de la ENEL.
5. Costa Rica
Las bases de la reestructuración de la industria eléctrica se dieron con la aprobación, en octubre de 
1990, de la Ley 7200 de generación autónoma o paralela, seguida en mayo de 1995 por el Decreto 
No. 7508, que la modifica y amplía.
La L._ 200 permite la producción de electricidad de centrales con una capacidad inferior a
los 20 MW, propiedad de empresas privadas o cooperativas de electrificación rural que utilicen 
fuentes nuevas y renovables, limitando la capacidad acumulada a 15% de la capacidad total instalada 
en el sistema nacional. Adicionalmente, la ley establece que la composición accionaria de estas 
empresas debe tener como mínimo 65% de participación de capital local.
El Decreto 7508 modificó la Ley 7200 aumentando en 15% la participación de los 
productores privados y permitiendo bloques de hasta 50 MW, los cuales salen a concurso por medio 
de una licitación pública, con competencia de precios de venta y evaluación de la capacidad técnica, 
económica y financiera. Asimismo, se reduce el techo de participación del capital local a 35% .
Por otro lado, en agosto de 1996 el Ejecutivo sancionó la Ley 7593 de transformación del 
Servicio Nacional de Electricidad (SNE) en la Autoridad Reguladora de los Servicios Públicos 
(ARESEP). Con base en la legislación vigente, a continuación se resumen los principales aspectos de 
la industria eléctrica costarricense:
a) La función normativa con respecto a la industria eléctrica la ejerce el Ministerio de 
Ambiente y Energía (MINAE).
b) La función regulatoria corresponde a ARESEP, institución que amplía las atribuciones 
del anterior SNE a todos los servicios públicos (suministro de energía eléctrica, telecomunicaciones, 
suministros de combustibles derivados de los hidrocarburos, riego, transporte público, servicios 
marítimos y aéreos, transporte de carga por ferrocarril y recolección de desechos sólidos e 
industriales). Para estos servicios, la Autoridad Reguladora se encargará de fijar los precios y tarifas, 
así como de velar por el cumplimiento de las normas de calidad, confiabilidad, continuidad, 
oportunidad y prestación óptima. Adicionalmente, convocará a audiencias públicas para tratar las 
solicitudes de fijación ordinaria de tarifas y precios de los servicios públicos, las solicitudes de 
autorización de generación de energía eléctrica de acuerdo con las dos leyes mencionadas 
anteriormente, la formulación y revisión de normas técnicas, y la definición o modificación de los 
modelos de fijación de precios y tarifas.
c) La estructura de la industria eléctrica permite la presencia de actores privados en el 
segmento de la generación.
d) El mercado eléctrico no ha sufrido grandes modificaciones. El ICE es el único 
comprador para toda la energía producida por los generadores autónomos, que posteriormente puede
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revender a las empresas de distribución o a sus propios clientes finales. Asimismo, el ICE es 
responsable de la operación del sistema eléctrico, la planificación y la interconexión regional.
e) En cuanto a las interconexiones internacionales, el Decreto 7508 autoriza al ICE a 
suscribir convenios de interconexión eléctrica con otras empresas estatales de la región, así como a 
participar en sociedades regionales de carácter mixto.
De acuerdo con lo observado hasta la fecha y lo que se tiene previsto en los planes de 
expansión de la generación que elabora el ICE, los proyectos desarrollados por el sector privado se 
insertarán según los techos establecidos, con lo cual se cumplirían los objetivos de la ley. Además se 
han llevado a cabo otras iniciativas que se mencionan a continuación:
a) El proceso de corporativización del ICE, iniciado en 1996, el cual busca una 
renovación total de la institución, con el propósito de mantener y mejorar sus niveles de desempeño y 
fortalecer su capacidad de cambio continuo para seguir siendo competitivos en la industria eléctrica.
b) La discusión de nuevas reformas a la industria eléctrica. Por ejemplo, durante 1996 la 
Asamblea Legislativa recibió del Ejecutivo los anteproyectos de la Ley General de Electricidad y la 
Ley de Modernización y Fortalecimiento del ICE. La nueva Asamblea Legislativa, que inició sus 
funciones en mayo de 1998, continúa analizando anteproyectos de nuevas reformas.
6. Panamá
La reforma de la industria queda concluida con la aprobación por parte de la Asamblea Legislativa de 
las leyes de creación del Ente Regulador de los Servicios Públicos (Ley No. 26, del 29 de enero de 
1996) y la Ley del Marco Regulatorio e Institucional para la Prestación del Servicio Público de 
Electricidad (Ley No. 6, del 3 de febrero de 1997). Los principales aspectos contenidos en estas leyes 
se resumen a continuación:
a) Las funciones normativas son competencia de la Comisión de Política Energética 
(CNPE), adscrita al Ministerio de Planificación y Política Económica (MIPE), con funciones 
normativas para todo el sector energía. La CNPE tendría entre sus objetivos la formulación de las 
políticas globales y la definición de las estrategias del sector energético.
b) Las funciones regulatorias corresponden al Ente Regulador de los Servicios Públicos, 
cuyas atribuciones son, entre otras: otorgar las concesiones, licencias y autorizaciones; verificar el 
cumplimiento de los niveles de calidad; promover la competencia e investigar posibles conductas 
monopólicas, anticompetitivas o discriminatorias, y reglamentar las fórmulas de cálculo de tarifas. El 
Ente también tiene jurisdicción en el abastecimiento de agua potable, alcantarillado sanitario y 
telecomunicaciones.
c) La nueva estructura de la industria considera la separación de las actividades de 
generación, transmisión y distribución. La Ley manda la desintegración vertical y horizontal del 
IRHE en por lo menos seis empresas. Todas las empresas que se formen a partir del IRHE serán 
privatizadas, a excepción de la empresa de transmisión, que seguirá siendo de propiedad pública. 
Adicionalmente, las empresas sólo operarán en uno de los segmentos de la industria eléctrica; sin
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embargo, la actividad de comercialización tendría que realizarse en forma conjunta con la 
distribución, con excepción de los generadores con ventas a los grandes clientes. Existirá libre acceso 
a las redes de transmisión y distribución, mediante el pago del correspondiente peaje.
d) Se establecen ciertas restricciones con respecto al grado de concentración en un
segmento dado. Una empresa no puede llegar a atender el 25% del mercado nacional de generación, 
o el 50% de la distribución.
e) El mercado eléctrico estará formado por las empresas generadoras, la empresa de
transmisión, las empresas distribuidoras, los grandes consumidores, los cogeneradores y los 
autogeneradores, así como las empresas localizadas en el extranjero, que importen o exporten energía 
a través de las interconexiones internacionales.
f) La Empresa de Transmisión (ET) es la responsable de realizar la operación integrada 
del sistema, que estará a cargo de una unidad especializada (el Centro Nacional de Despacho, CND). 
Además, la ET efectuará el planeamiento de la expansión y la construcción de nuevas ampliaciones y 
refuerzos de la red de transmisión. Durante un período transitorio de cinco años, contratará el 
suministro de energía en bloque para atender el consumo de las empresas distribuidoras.
g) Las empresas de distribución y los grandes clientes podrían negociar directamente su 
suministro de energía eléctrica con los otros agentes del mercado. Las empresas contratarían sus 
suministros mediante un proceso de libre competencia.
h) El nuevo sistema de precios comprendería precios regulados y precios libres. Los
primeros se aplicarían a los servicios de transmisión, distribución, venta a clientes regulados y 
operación integrada.
i) La planificación de la industria eléctrica será realizada por la Empresa de
Transmisión, de acuerdo con los criterios y políticas establecidos por la CNPE. El Plan de Expansión 
sería sometido a la aprobación del Ente Regulador. Una vez aprobado, serviría de base a la Empresa 
de Transmisión para establecer los requisitos de suministro de energía a largo plazo que se utilizan 
para el respectivo proceso de contratación.
Cumpliendo con lo establecido en la ley, en mayo de 1998 fueron creadas cuatro empresas de 
generación (una termoeléctrica y tres hidroeléctricas), tres distribuidoras y la Empresa de 




SITUACIÓN DE LA GENERACIÓN INDEPENDIENTE DE ELECTRICIDAD EN 
LOS PAÍSES DEL ISTMO CENTROAMERICANO
Anexo III
Desde el inicio de la presente década, en todos los países del Istmo Centroamericano se ha observado 
una creciente participación de inversionistas privados en el segmento de la generación de energía 
eléctrica. Las razones de dicha participación son comunes en los seis países de la región, desde luego 
con algunas particularidades más acentuadas en algunos de ellos. Entre las principales pueden citarse 
los problemas de desabastecimiento eléctrico, que ocasionaron importantes racionamientos en los años 
1991-1994 al menos en cuatro países, y las limitaciones que han enfrentado las empresas públicas de 
electricidad para la obtención de recursos financieros y el desarrollo de nuevas centrales de 
generación.
Ante la crisis del modelo de desarrollo de la industria eléctrica, durante los últimos años los 
países de la región iniciaron discusiones para la reforma de sus subsectores eléctricos. Actualmente 
todos los países de la región han aprobado nuevos marcos regulatorios, en los que se ha redefinido el 
papel de los distintos actores involucrados en la industria y se han establecido los mecanismos para su 
participación.
Como se indica en los capítulos I y II del documento principal, la mayor parte de las 
adiciones de generación llevadas a cabo en la presente década fueron realizadas por inversionistas 
privados amparados en la legislación existente y en contratos de venta a largo plazo de su producción 
por un comprador único (las empresas públicas). El objetivo de este anexo es presentar el nivel de 
desarrollo de la generación independiente en los países de la región y discutir los aspectos relevantes 
contenidos en los respectivos contratos de compraventa de energía.
1. Antecedentes de la generación independiente en el subsector eléctrico del
Istmo Centroamericano
Con el propósito de ordenar y permitir un mejor entendimiento de la inserción de la generación 
independiente (GI) en la región, es conveniente hacer una clasificación, en función de las causas u 
objetivos que han determinado dichos desarrollos. Para esos fines, la GI puede clasificarse en tres 
grandes grupos: a) contrataciones realizadas para solucionar problemas de abastecimiento; b) GI 
enmarcada en políticas de desarrollo de fuentes renovables, y c) contrataciones o inversiones 
sustentadas en los nuevos marcos regulatorios. Esa clasificación es útil para entender los contenidos 
de los contratos de compraventa de energía respectivos; sin embargo, debe aclararse que algunos 
casos podrían pertenecer a más de una de las categorías mencionadas.
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a) GI para solucionar crisis de abastecimiento eléctrico
El número, tamaño y características de las contrataciones de GI realizadas para solucionar 
problemas de abastecimiento varían de acuerdo con la magnitud de las insuficiencias de las industrias 
eléctricas, y con las políticas y decisiones adoptadas por los países.1
Al inicio de la década de los noventa el suministro eléctrico en los países de la región estaba 
muy afectado por la falta de equipamiento, mantenimiento y deterioro del parque térmico, así como 
por fenómenos coyunturales como la sucesión de años hidrológicos pobres. Así, en 1991, El 
Salvador, Guatemala, Nicaragua y Panamá se vieron afectados por racionamientos, especialmente 
graves en los primeros tres países; * en 1994 esa situación se presentó en Honduras, en tanto que 
Costa Rica implementó en 1995 programas preventivos para evitar cortes de carga.
Las circunstancias de una necesidad apremiante de energía eléctrica explican las 
características de las negociaciones efectuadas por las empresas públicas: negociación directa con un 
número reducido de oferentes y, en algunos casos, con uno solo, y elección de tecnologías 
termoeléctricas de rápida maduración (a base de motores diesel de media velocidad o turbinas de gas).
Sobre esa base se hicieron las primeras grandes contrataciones de GI en Guatemala (ENRON, 
100 MW, enero de 1992), Honduras (ELCGSA primera fase, 54 MW, diciembre de 1993), El 
Salvador (Nejapa Power primera fase, 80 MW, mayo de 1994) y Nicaragua (Amfels, 30 MW, 
diciembre de 1996).
En esos países también se realizaron contrataciones adicionales de GI, cuyo propósito era 
garantizar el suministro durante el período de transición hacia la nueva estructura de la industria. En 
algunos casos dichas contrataciones llegaron a ser excesivas.
b) GI enmarcados en políticas de desarrollo de las fuentes nuevas y renovables
En Costa Rica el marco para la GI quedó establecido con la sanción de la Ley 7200, en 
octubre de 1990, y sus ampliaciones, las cuales definieron también las primeras acciones para la 
reestructuración y reforma del subsector eléctrico. Como resultado de esta ley, a finales de 1997 
estaban en operación 131 MW generados por 22 pequeñas centrales (20 hidroeléctricas, un eólico y 
un cogenerador); además existen muchos proyectos en proceso de construcción, entre ellos la central 
geotérmica Miravalles III (28 MW).
1 Véase CEPAL, Evaluación de esquemas de generación privada de energía eléctrica en Costa 
Rica, Guatemala, Honduras y Nicaragua, documento preparado por el consultor G. Rabinovich, mayo de 
1995.
2 Por su extensión, la crisis de 1991 fiie la más grave registrada en la región. En algunos países 
los efectos se extendieron a los años siguientes. Véase CEPAL, Istmo Centroamericano: Evolución y 
perspectivas del subsector eléctrico y análisis del desabastecimiento de energía eléctrica en El Salvador, 
Guatemala y Nicaragua durante 1991 (LC/MEX/R.331 (SEM.48/3)), 15 de noviembre de 1991.
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En Guatemala, en enero de 1986 fue aprobada la Ley de Fomento de Fuentes Nuevas y 
Renovables de Energía (Decreto Ley 20-86), la cual otorgaba ventajas e incentivos para el desarrollo 
de dichas fuentes. Aunque esta ley no tenía el alcance para fijar el desarrollo de la GI, en ella se 
sustentó el desarrollo de la cogeneracidn en ingenios azucareros (6 proyectos y 150 MW instalados 
hasta la fecha), así como dos centrales geotérmicas (Zunil I y Amatitlán I, 24 MW y 5 MW, 
respectivamente).
Finalmente se menciona el caso de Honduras, donde en el mes de marzo de 1998, el 
Congreso aprobó una ley para promover la utilización de fuentes nuevas y renovables de energía 
(Decreto No. 85-98), declarando de utilidad pública su desarrollo y otorgando beneficios como la 
exoneración de aranceles a la importación de maquinaria y equipo e impuestos sobre el activo neto. 
En el tercer trimestre de 1998 la ENEL suscribió el primer contrato de compra de energía con un 
ingenio azucarero.
c) Las contrataciones e inversiones sustentadas en los nuevos marcos regulatorios
Como se explica en el capítulo II del documento principal, en Costa Rica la ley 7200 fijó el 
marco para la inserción de la GI; los restantes cinco países aprobaron, entre 1994 y 1998, sus nuevas 
leyes de electricidad: Honduras, en noviembre de 1994; El Salvador, en septiembre de 1996; 
Guatemala, en noviembre de 1996; Panamá, en febrero de 1997, y Nicaragua, en abril de 1998. Con 
la aprobación de los nuevos marcos regulatorios en estos cinco países, la nueva generación contratada 
o conprometida a partir de entonces debe someterse a lo establecido en las nuevas leyes: se comienza 
a abandonar el esquema de comprador único, ya que se admiten ahora las posibilidades de mercados 
mayoristas constituidos por las empresas de distribución y los grandes consumidores, y queda 
establecida la obligatoriedad del acceso abierto de los sistemas de transmisión.
Dado que las nuevas leyes son en su mayor parte de reciente aprobación, hay muy pocos 
casos de GI que hayan instalado total o parcialmente su nueva capacidad en función de los nuevos 
mercados (grandes industrias, distribuidoras y mercado de ocasión). Únicamente en Honduras y 
Guatemala se han firmado contratos de compra de energía sustentados en las nuevas leyes:
i) En Honduras, la contratación mediante licitación de LUFUSSA (en 1995, turbina de gas 
de 39 MW, siempre bajo el esquema de comprador único) y las ampliaciones que lleva a cabo dicho 
generador independiente (60 MW) y la EMCE (40 MW), ambas con contrato de venta a la ENEE, y 
ELCOSA (20 MW), que vendería a grupos industriales. Estas ampliaciones empezarían a operar en 
1999.
ii) En Guatemala, la privatización de la termoeléctrica La Laguna, dórale el grupo GGG 
tiene el compromiso de entregar 150 MW a la distribuidora EEGSA, además de haber contemplado la 
instalación de 60 MW que entrarían en funcionamiento en 2001 y se colocarían en el mercado 
mayorista. Por otra parte, el grupo Genor instala 40 MW en la zona atlántica del país; comenzará a 
operar en 1999 y entregará 50% de su capacidad a grupos hoteleros y el restante 50% al mercado 
local. También existe un permiso para el desarrollo de una central hidroeléctrica en el río Polochic 
(entre 17 MW y 30 MW), que iniciaría en 2002 entregando su generación al mercado local.
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2. Estado actual de la generación independiente
En 1990 se reportan pequeñas ventas de energía de generadores independientes y autoproductores a 
las empresas públicas de electricidad en Costa Rica y Guatemala. En diciembre de 1997 se 
encontraban instalados en toda la región 965 MW, que representaban 17% de la capacidad total 
instalada (véase el cuadro III-l). En cuanto a su participación en el despacho de energía, durante 1997 
entregaron 4,698 GWh, equivalentes a 21% de toda la energía despachada en los sistemas 
interconectados nacionales (véase el cuadro m-2).
Referente al tipo de tecnología, con excepción de Costa Rica, hasta la fecha los generadores 
independientes han optado por la instalación de motores diesel de media velocidad (62%), sistemas de 
cogeneración en ingenios azucareros (15%) y turbinas de gas (8%), lo cual les ha permitido responder 
en tiempos cortos (algunas veces en plazos de 12 meses o menores) a las necesidades de las empresas 
públicas de electricidad. Las hidroeléctricas y fuentes nuevas se han desarrollado en Costa Rica, 
como fue comentado anteriormente (véase el cuadro m-3). A continuación se presenta un breve 
resumen de la situación en cada país.
a) Costa Rica
A finales de 1997 estaban en operación alrededor de 131 MW generados por 22 generadores 
independientes: 20 hidroeléctricas (107 MW), una central eólica (16.5 MW) y una central de 
cogeneración en un ingenio azucarero (7.5 MW). En conjunto suministraban al ICE una capacidad 
contratada de 106 MW. La producción de los GI ascendió a 461 GWh, equivalentes a 8% de la 
producción nacional (véanse nuevamente los cuadros III-l y III-2). Obsérvese que la mayor parte de 
estas centrales son de tamaño reducido; solamente siete de ellas tienen una capacidad superior a 10 
MW (véase el cuadro III-4, donde aparecen indicadas las capacidades contratadas de cada 
proyecto).
Para los próximos cinco años se han contratado proyectos por 151 MW (véase el cuadro 
III-5). Obsérvese que, a excepción de la geotérmica Miravalles III, todos los proyectos referidos en 
los cuadros III-4 y III-5 fueron contratados dentro del esquema de la Ley 7200.
Es conveniente mencionar la respuesta obtenida de los inversionistas privados para 
participar en la generación de electricidad. Los proyectos que se han presentado para aprobación 
sobrepasan los techos establecidos por las leyes.
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ISTMO CENTROAMERICANO: PARTICIPACIÓN DE LA AUTOPRODUCCIÓN, 
GENERACIÓN INDEPENDIENTE Y COGENERACIÓN EN LA 
CAPACIDAD INSTALADA
Cuadro DI-I
Total instalado y generación 
independiente 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997
Total (MW) 4,287.3 4,474.9 4,654.8 4,794.3 5,209.3 5,425.7 5,563.3
Privado (MW) 13.5 73.6 138.5 289.7 672.2 820.6 964.7
Privado (%) 0.3 1.6 3.0 6.0 12.9 15.1 17.3
Costa Rica (MW) 1,007.1 1,042.4 1,041.6 1,097.8 1,170.5 1,291.8 1,372.1
Privado (MW) 6.0 8.7 8.5 12.2 33.4 65.1 131.3
Privado (%) 0.6 0.8 0.8 1.1 2.9 5.0 9.6
El Salvador (MW) 650.4 697.9 817.5 817.5 908.5 943.4 943.4
Privado (MW) 
Privado (%)






Guatemala (MW) 850.4 928.2 960.3 990.8 1,082.3 1,145.5 1,205.7
Privado (MW) 7.5 64.9 130.0 217.5 309.0 372.2 438.0
Privado (%) 0.9 7.0 13.5 22.0 28.6 32.5 36.3
Honduras (MW) 532.6 532.6 532.6 602.3 755.9 753.0 729.0
Privado (MW) 
Privado (%)































Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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ISTMO CENTROAMERICANO: PARTICIPACIÓN DE LOS AUTOPRODUCTORES, 
GENERADORES INDEPENDIENTES Y COGENERADORES EN LA
GENERACIÓN
Cuadro IH-2
Total país y producción 
independiente 1991 1992 1993 1994 1995 1996 1997
Total (GWh) 14,830.5 15,822.0 17,247.1 18,087.6 19,454.4 20,538.6 22,254.9
Privado (GWh) 20.1 39.9 690.3 1,083.6 2,293.6 3,281.1 4,698.0
Privado (%) 0.1 0.3 4.0 6.0 11.8 16.0 21.1
Costa Rica (GWh) 3,806.4 4,142.9 4,384.4 4,689.6 4,826.0 4,894.3 5,555.5
Privado (GWh) 10.0 22.2 26.5 42.9 78.4 242.2 460.8
Privado (96) 0.3 0.5 0.6 0.9 1.6 4.9 8.3
El Salvador (GWh) 2,230.5 2,316.5 2,718.4 3,075.3 3,270.7 3,340.7 3,548.2
Privado (GWh) 199.7 654.4 925.4
Privado (96) 6.1 19.6 26.1
Guatemala (GWh) 2,429.7 2,766.3 3,030.5 3,225.5 3,479.4 3,760.0 4,254.4
Privado (GWh) 10.0 17.7 663.8 924.4 1,122.9 1,350.4 2,100.9
Privado (96) 0.4 0.6 21.9 28.7 32.3 35.9 49.4
Honduras (GWh) 2,305.9 2,314.7 2,478.9 2,243.0 2,797.6 3,062.5 3,200.9
Privado (GWh) 109.9 882.7 1,020.3 1,074.0
Privado (96) 4.9 31.6 33.3 33.6
Nicaragua (GWh) 1,307.6 1,427.0 1,536.5 1,547.2 1,618.0 1,720.5 1,708.4
Privado (GWh) 6.3 9.9 13.8 136.9
Privado (96) 0.4 0.6 0.8 8.0
Panamá (GWh) 2,750.4 2,854.5 3,098.4 3,307.0 3,462.7 3,760.7 3,987.4
Privado (GWh) n.d. n.d. n.d. n.d.
Privado (96)
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Durante esos años hubo una pequeña generación de Petroterminales, principalmente para consumo propio.
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Cuadro HI-3
ISTMO CENTROAMERICANO: AUTOPRODUCCIÓN Y GENERACIÓN
INDEPENDIENTE POR TIPO DE TECNOLOGÍA, 1997
Instalado Despachado
MW % GWh %
Istmo Centroamericano 964.7 100.0 4,698.1 100.0
Hidro 122.1 12.7 434.2 9.2
Eólico 16.S 1.7 75.8 1.6
Turbina de gas 77.5 8.0 134 2.9
Combustión interna 601.1 62.3 3,412.1 72.6
Cogeneración 147.5 15.3 642 13.7
Costa Rica 131.3 100.0 460.9 100.0
Hidro 107.3 81.7 377.5 81.9
Eólico 16.5 12.6 75.8 16.4
Turbina de gas - - - -
Combustión interna - - - -
Cogeneración 7.5 5.7 7.6 1.6
El Salvador 144.5 100.0 925.4 100.0
Hidro - - - -
Eólico - - - -
Turbina de gas - - - -
Combustión interna 144.5 100.0 925.4 100.0
Cogeneración - - - -
Guatemala 438 100.0 2,100.9 100.0
Hidro 14 3.2 55.5 2.6
Eólico - - - -
Turbina de gas 38 8.7 15.1 0.7
Combustión interna 246 56.2 1,411 67.2
Cogeneración 140 32.0 619.3 29.5
Honduras 214.9 100.0 1,074 100.0
Hidro 0.8 0.4 1.2 0.1
Eólico - - - -
Turbina de gas 39.5 18.4 118.9 11.1
Combustión interna 174.6 81.2 952.6 88.7
Cogeneración - - 1.3 0.1
Nicaragua 36 100.0 136.9 100.0
Hidro - - - -
Eólico - - - -
Turbina de gas - - - -
Combustión interna 36 100.0 123.1 89.9
Cogeneración - - 13.8 10.1
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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Cuadro HI-4














1993 Caño Grande 2,245




19 95 Platanar 15,000
Suerkata 2,700
1996 Los Negritos 50
Aguas Zarcas 13,100
Don Pedro 14,000









Azucarera El Viejo 4,000
Fuente: Informes del ICE.
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Cuadro m-5
COSTA RICA: PROYECTOS DE GENERACIÓN INDEPENDIENTE,
1998-2002
Año Proyectos Capacidad(MW) Total
Total 151.5
1998 Hidroeléctricas 37.7 64.1
Eólica Tierras Morenas 20.0
Aeroenergía 6.4
1999 Hidroeléctricas 6.0 6.0
2000 Geotérmica Miravalles El 27.5 28.4
Hidroeléctricas 0.9
2001 Hidroeléctricas 40.0 40.0
2002 Hidroeléctricas 13.0 13.0
Fuente: Informes del ICE.
b) El Salvador
Con el propósito de solucionar los problemas de abastecimiento eléctrico, en mayo de 1994 la 
CEL realizó un contrato de compra de energía con la compañía norteamericana Trigen Energy 
Corporation, la cual posteriormente cedió sus derechos al consorcio formado por COASTAL 
(norteamericana) y La Casa Castro (salvadoreña). El proyecto, ubicado en Nejapa, instaló 91 MW 
para satisfacer una capacidad contratada por CEL de 80 MW, que empezaría a operar en julio de 
1995. Posteriormente la CEL contrató con el consorcio mencionado una ampliación a la capacidad 
contratada por 50 MW adicionales, con lo cual dicho generador independiente amplió su capacidad 
instalada a 144.5 MW.
De esa forma, el proyecto Nejapa constituye la única GI que opera actualmente en el país. En 
diciembre de 1997 esta central representaba 15% de la capacidad instalada y entregó 925 GWh al 
sistema nacional interconectado, equivalentes a 26% de las necesidades del país (véanse nuevamente 
los cuadros III-l y III-2).
La contratación se realizó dentro del marco vigente en esas fechas. A diferencia de lo 
ocurrido en otros países, la CEL tenía la capacidad para llevar a cabo la contratación sin necesidad de 
avales, permisos o autorizaciones del gobierno, situación que le permitió una mayor flexibilidad y 
agilidad en las negociaciones con el GI. La contratación fue hedía bajo la modalidad BOO (construir- 
poseer-operar, por sus siglas en inglés) por un plazo de 20 años, con la obligación por parte de la 
CEL de comprar y pagar (take or pay) una porción de la capacidad de generación firme.
110
En cuanto a futuras contrataciones de GI, se aclara lo siguiente:
i) Las dos fases del proyecto Nejapa contratadas por la CEL fueron parte de una estrategia 
de desarrollo del subsector eléctrico. La CEL cumplid con su papel rector del subsector eléctrico 
hasta la entrada en vigencia de la nueva ley de la industria eléctrica.
ii) Consecuentemente, la CEL ha continuado inviniendo en el desarrollo del segmento de la 
generación, lo cual ha permitido la satisfacción de las necesidades de energía eléctrica del país 
durante el período de transición hacia el nuevo esquema de la industria. Dentro de la planificación 
indicativa y estratégica que realiza, cuenta con una cartera de proyectos cuya factibilidad ha 
analizado; con ellos podría satisfacer las necesidades del mercado nacional en el caso de que los 
inversionistas privados no ofrecieran mejores opciones.
iii) Los nuevos proyectos de generación de electricidad se desarrollarían de acuerdo con la 
evolución de los mercados. Así, las distribuidoras de electricidad privatizadas al inicio de 1998 se 
encuentran analizando opciones de suministro para satisfacer los futuros crecimientos de su demanda. 
También algunas industrias incrementan su capacidad de autoproducción con el propósito de vender 
excedentes al mercado (como la cementera).
c) Guatemala
En este país es donde se ha presentado un desarrollo más dinámico de la GI, la cual se inició a 
gran escala a raíz de la crisis de suministro eléctrico de 1991, situación en la que se conjugaron 
períodos de sequía y de indisponibilidad de varias unidades termoeléctricas. A finales de ese año se 
realizó una contratación del proyecto Puerto Quetzal, desarrollado por el grupo ENRON, que entró a 
operar en diciembre de 1993 (100 MW, contrato a 15 años, tipo BOO, con cláusulas take or pay). 
Este evento, así como las políticas y discusiones sobre la reforma de la industria eléctrica que se 
iniciaban en esos años, influyeron en el desarrollo de la GI. Entre estos aspectos se pueden citar:
i) Por problemas de orden institucional, administrativo y financiero, el INDE paralizó los 
programas de expansión de la generación eléctrica desde 1986, año en que entró en operación la 
hidroeléctrica Chixoy. Luego de la crisis de suministro de 1991, las decisiones del INDE se 
concentraron en lograr que los inversionistas privados desarrollaran el segmento de generación.
ii) La distribuidora metropolitana EEGSA, al contar con mayor autonomía administrativa, 
fue la encargada de llevar a cabo la contratación de ENRON; también fue responsable de la 
contratación de casi toda la GI actualmente en operación y de la mayor parte de la que entraría en los 
próximos años. Muchas de las contrataciones efectuadas por EEGSA se hicieron con el propósito de 
garantizar el futuro suministro al área metropolitana, ante la incertidumbre que reflejaban los planes 
de expansión del INDE.
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iii) La contratación de ENRON, aparentemente polémica en su momento, sentó en buena 
medida las bases y techos para la mayoría de las negociaciones efectuadas por EEGSA e incluso 
algunos aspectos de las contrataciones del INDE. Esta dltima institución, amparada en acuerdos 
gubernativos de adquisición de energía para solucionar la crisis, realizó 12 contrataciones por un total 
de 249 MW, de los cuales sólo tres proyectos (13 MW) se encuentran en operación, seis en fase de 
construcción (107 MW) y tres fueron rescindidos.3
Dentro del esquema anterior, la mayor parte de las contrataciones hasta la fecha se negociaron 
directamente. A partir de la vigencia del nuevo marco regulador, en noviembre de 1996 las 
contrataciones se han realizado a partir de licitaciones públicas internacionales.
En diciembre de 1997 operaban en el sistema nacional interconectado 13 GI y dos 
autoproductores, con una capacidad instalada de 438 MW, equivalente a 36% de la capacidad 
nacional. La producción fue de 2,101 GWh, equivalentes a 49% de la energía despachada por el 
sistema (véanse nuevamente los cuadros III-1 y III-2). Las cifras anteriores no incluyen a la 
termoeléctrica La Laguna, privatizada en 1997. Un resumen de los GI en operación y comprometidos 
se muestra en los cuadros III-6, HI-7 y III-8. El primero de ellos muestra las capacidades actuales (a 
finales de 1997) y futuras, contratadas por el sistema guatemalteco para los siguientes cuatro años.
Cuadro HI-6
GUATEMALA: RESUMEN DE GENERACIÓN INDEPENDIENTE 
Y AUTOPRODUCTORES






Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
3 Las contrataciones rescindidas fueron para un proyecto térmico (44 MW) y dos proyectos 
hidroeléctricos.
1 1 2
GUATEMALA: GENERADORES INDEPENDIENTES Y AUTOPRODUCTORES 
EN OPERACIÓN A DICIEMBRE DE 1997
Cuadro III-7
Año de 





Cementos Novella Diesel Autoproductor 18
1992 Pantaleón Cogenerador EEGSA 30
Concepción « u 25
1993 Enron Power Diesel u 110
Magdalena Cogenerador u 15
1995 Tampa Turbina Gas u 80
1996 Sidegua Diesel Autoproductor 38
Santa Ana Cogenerador EEGSA 35
Madre Tierra u “ 20
1997 La Unión u u 15
GGG (Laguna) a/ Vapor “ 80
Hidráulicas 14
1991 Capulfin EEGSA 4
1995 Río Bobos INDE 10
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ La termoeléctrica La Laguna fue privatizada en 1997, operación que incluyó una turbina de 
gas ubicada físicamente en otra planta. La capacidad corresponde a la contratada en 
el período 1997-1999.
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1998 CFE-Amatitlán (geo) 5 INDE
Secacao (hidro) 15 INDE
Cogeneración 20 EEGSA
Genor y Palmas 100 Mercado
1999 Renace (hidro) 60 INDE
Zunil (geo) 24 INDE
2000 Papeles elaborados (hidro) 10 INDE
San José (carboeléctrica) 120 EEGSA
Tecnoguat (hidro) 10 INDE
Pasabién (hidro) 10 INDE
2001 GGG (La Laguna) Fase 11 a/ 60 EEGSA
GGG (La Laguna) Fase II a/ 60 Mercado
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Se trata de adiciones. A partir del 2001 la capacidad contratada por EEGSA con GGG será 
de 150 MW.
d) Honduras
La situación de racionamiento eléctrico experimentada en este país durante 1994 es la más 
grave de las crisis de suministro ocurridas en la región. Al igual que lo sucedido en Guatemala, 
Honduras también lanzó una estrategia de inserción del sector privado en el subsector eléctrico. La 
ENEE estuvo a cargo del proceso de selección de firmas, así como de las negociaciones y 
contrataciones, las cuales requirieron posteriormente el aval de los poderes legislativo y ejecutivo. 
Dichas contrataciones fueron realizadas paralelamente a la aprobación de la nueva Ley Marco de 
Electricidad y, además de solucionar el problema central de suministro, también permitirían cierta 
holgura o margen de reserva necesario para el período en el cual se crearan los entes reguladores y se 
implementaran las acciones contempladas en dicha ley.
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El primer contrato fue el celebrado con ELCOSA en diciembre de 1993; en los dos años 
siguientes se realizaron dos contrataciones adicionales con Empresa de Mantenimiento, Construcción 
y Electricidad (EMCE) y Luz y Fuerza de San Lorenzo, S. A. (LUFUSSA). Las contrataciones de 
ELCOSA y LUFUSSA son del tipo BOO y la de EMCE del tipo ROM (rehabilitar, operar y 
mantener). En 1997 se suscribieron ampliaciones a la capacidad contratada con esos generadores 
independientes.
La Ley Eléctrica fue aprobada en noviembre de 1994. En la nueva estructura del mercado 
eléctrico participarían usuarios regulados, representados por las distribuidoras y los grandes 
consumidores. Hasta la fecha el segmento de la distribución continúa integrado a la ENEE; sin 
embargo, los grandes consumidores tienen la opción de comprar directamente a los productores 
independientes, en cuyo caso la ENEE cobraría los servicios de transporte.
En diciembre de 1997 los GI y autoproductores reportaban una capacidad instalada de 
215 MW, equivalentes a 29% de la capacidad instalada en el sistema interconectado. La producción 
neta fue de 1,074 GWh, 34% de la energía despachada (véanse nuevamente los cuadros ni-1 y ni-2). 
Los cuadros IH-9 y ni-10 contienen un resumen de las capacidades instaladas actuales y sus 
ampliaciones.
Cuadro III-9
HONDURAS: GENERADORES INDEPENDIENTES Y AUTOPRODUCTORES EN 
OPERACIÓN, DICIEMBRE DE 1997
Año de 
entrada Central Tipo Comprador Capacidad (MW)
Total 215.0
Térmicas 214.1
1994 ELCOSA Diesel ENEE 80.0
1995 EMCE Diesel ENEE 86.6
1995 LUFUSSA Turbina gas ENEE 39.5
Nd AMPAC Autoproductor Mercado 8.0
Hidráulicas 0.7
Nd Zacapa Autoproductor Mercado 0.7
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
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Cuadro III-10






1999 Ampliación LUFUSSA 60 ENEE
Ampliación EMCE 40 ENEE
Ampliación ELCOSA 20 Mercado
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
e) Nicaragua
Durante varios años en este país se padecieron deficiencias en el abastecimiento del suministro 
de energía eléctrica, como consecuencia del atraso experimentado por los nuevos proyectos de 
generación, lo cual motivó la búsqueda del apoyo en la GI y en la cogeneración. Las negociaciones 
iniciadas, primero por el INE y luego por la ENEL, no prosperaron. A inicios de 1996 la ENEL 
suscribió un contrato con la empresa Amfels (36 MW) y, posteriormente, a finales de 1997 e inicios 
de 1998, se suscribieron dos contratos adicionales, cada uno de 50 MW, con las empresas Tipitapa 
Power (COASTAL) y CENTRAN (ENRON). También se han tenido pequeños aportes de un 
cogenerador (en el ingenio Timal).
A diciembre de 1997 se reportaban 36 MW de un GI (9% de la capacidad instalada en el 
sistema interconectado). La producción ascendió a 137 GWh, equivalente a 8% de la energía 
despachada en el sistema (véanse de nuevo los cuadros ID-1 y HI-2).
Con la nueva ley eléctrica aprobada en abril de 1998 surgirán los mercados regulados 
(formados por las distribuidoras resultantes de la desintegración de la ENEL) y los mercados 
mayoristas, con lo cual los futuros GI no tendrán que depender de un comprador único. El cuadro 
m -11 muestra un resumen de las contrataciones de GI realizadas por la ENEL.
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Cuadro m-11







1997 Amfels (diesel) 36 ENEL
1999 Coastal (diesel) 50 ENEL
1999 Centran (diesel) 50 ENEL
Fuente: CEPAL, sobre la base de ciñas oficiales.
f) Panamá
Desde el punto de vista del balance oferta-demanda, la principal característica que diferencia a 
este país es su mayor margen de capacidad de reserva, con lo cual han sido mínimas las situaciones 
de desabastecimiento eléctrico. Además, el IRHE goza de una posición financiera aceptable, por lo 
que tuvo menos dificultades que las otras empresas públicas de la región a la hora de obtener créditos 
con organismos multilaterales para financiar su expansión. Esa situación permitió planificar y 
emprender una entrada gradual de la GI.
En febrero de 1996 fue aprobada la Ley No. 6, que modificó a la Ley Orgánica del IRHE. 
Dentro de ese marco, el IRHE otorgó concesiones para el desarrollo de cinco proyectos 
hidroeléctricos. Además, en septiembre de 1996 el IRHE suscribió un contrato con Petroeléctrica, la 
cual instalaría 50 MW (motores diesel) cuya entrada en operación estaba programada para el segundo 
semestre de 1998. Adicionalmente, el IRHE ha mantenido contratos para compras en intercambios 
ocasionales de energía con las Petroterminales (zona franca) y con la zona del canal.
En febrero de 1997 se aprobó la ley que dicta el marco regulatorio para la prestación del 
servicio de electricidad y determina la desintegración vertical y horizontal de la industria. Así, en 
mayo de 1998 el IRHE se había desintegrado en cuatro empresas de generación, tres de distribución y 
una de transmisión.
De esa forma, en Panamá se empezará a registrar la participación del primer GI hasta 1998, y 
durante un período de transición, la empresa de transmisión —con el apoyo de su Centro de 
Despacho— estará encargada de contratar y asignar los suministros de potencia y energía necesarios 












1998 Petroeléctrica (diesel) 50.0 IRHE Transmisión
Después Hidroeléctricas: 120.4 IRHE Transmisión
de 1998 Valle de Antón 1.5 IRHE Transmisión
Los Algarrobos 11.2 IRHE Transmisión
Santa María 30.5 IRHE Transmisión
Pando 28.6 IRHE Transmisión
Monte Lirio 48.6 IRHE Transmisión
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GUATEMALA: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a1 centrales instalada (MW) (GWh) b / (%)
En operación a diciembre de 1997 28 1,205 4,254 100.0
1 Empresas públicas 13 649 2,143 50.4
1.1 Empresa de Generación de Energía
Eléctrica (EGEE)
Hidroeléctricas H 10 483 2,047 48.1
Termoeléctricas V, TG 3 167 43 1.0
1.2 EEGSA termoeléctricas c/ V, TG 52 1.2
2 Generadores independientes 5 360 1,163 27.3
2.1 Bobos y Capulín H 2 14 56 1.3
2.2 ENRON D 1 110 797 18.7
2.3 TAMPA TG 1 80 285 6.7
2.4 GGG (Constellation) cl V, TG 1 156 26 0.6
3 Cogeneradores y autoproductores 10 196 949 22.3
3.1 Ingenios Co 8 140 619 14.6
3.2 IMSA D 1 38 258 6.1
3.3 Cementos Novella D 1 18 72 1.7
Compras (+) o ventas (-) al exterior -88
Construcción, contratadas o programas indicativos 13 494
(entrando durante los próximos 5 años)
5 Empresa pública -
INDE
5.1 Hidroeléctricas H - -
5.2 Termoeléctricas T - -
6 Generadores independientes 13 474
6.1 Proyectos hidroeléctricos H 7 105
6.2 Proyectos geotérmicos G 2 29
6.3 GGG (Constellation, adición) V, TG 1 120
6.4 San José Ca 1 120
6.5 GENOR y Palmas D 2 100
7 Cogeneradores y autoproductores 20
7.1 Ingenios, adición Co 20
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Ca: carboeléctricas; Co: cogeneración en ingenios azucareros; D: motores ciclo diesel; G: geotérmicas;
H: hidroeléctricas; T: termoeléctricas; TG: turbinas de gas; V: termoeléctrica convencional a base de búnker, 
b/ La producción incluye las exportaciones o importaciones, según el caso.




EL SALVADOR: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) b/ (%)
En operación a diciembre de 1997 10 943 3,636 100.0
! Empresas públicas 9 799 2623 72.1
1.1 CEL
Hidro 1 (Guajoyo y Cerrón Grande) H 2 150 435 12.0
Hidro 2 (15 de septiembre
y 5 de noviembre) H 2 238 989 27.2
Geotérmicas G 2 105 453 12.5
Termoeléctricas V, TG 3 306 745 20.5
2 Generadoras independientes 1 145 925 25.4
2.1 Nejapa Power D 1 145 925 25.4
Compras (+) o ventas (-) al exterior 88 2.4
Programa indicativo, próximos 5 años 3 400
3 Empresas públicas 1 232
3.1 CEL c/
Hidroeléctricas (ampliaciones) H 180
Geotérmicas G 1 52
4 Generadores independientes 1 150
4.1 Proyectos Térmicos Ca 1 150
5 Cogeneradores v autoproductores 1 18
5.1 Cementos CESSA D 1 18
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Ca: carboeléctricas; D: motores de ciclo diesel; G: geotérmicas; H: hidroeléctricas; T: termoeléctricas;
TG: turbinas de gas; V: termoeléctrica convencional, 
b/ La producción incluye las exportaciones o importaciones, según el caso.
c/ Los proyectos corresponden al programa indicativo de la CEL. Se han supuesto los hidroeléctricos y
geotérmicos ejecutados por la CEL y los termoeléctricos por privados.
Cuadro IV-3
HONDURAS: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) b/ (%)
En operación a diciembre de 1997 15 729 3,356 100.0
1 Empresa pública 9 514 2,127 63.4
1.1 ENEE
Hidroeléctricas H 5 433 2,085 62.1
T ermoeléctricas TG 4 82 42 1.3
2 Generadores independientes 3 206 1,070 31.9
2.1 ELCOSA D 1 80 526 15.7
2.2 EMCE D 1 87 426 12.7
2.3 LUFUSSA TG 1 40 119 3.5
3 Cogeneradores v antoproductores 3 9 4 0.1
3.1 Zacapa H 1 1 1 0.0
3.2 AMPAC y AYSA D 2 8 2 0.1
Compras (+) o ventas (-) al exterior 155 4.6
Construcción, contratadas o programas indicativos 3 296
(entrando durante los próximos 5 años) c /
5 Empresa pública 1 80
5.1 ENEE d/ H 1 80
f> Generadores independientes 2 216
6.1 Proyectos hidroeléctricos H
6.2 Proyectos térmicos D 2 96
6.3 LUFUSSA (adiciones) D 60
6.4 EMCE (adiciones) D 40
6.5 ELCOSA (adiciones) D 20
7 Cogeneradores v autoproductores _
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales, 
a/ D: motores ciclo diesel; H: hidroeléctricas; TG: turbinas de gas.
b/ El desglose de la generación de la ENEE es sólo con fines indicativos. No está contemplada la desintegración
de la generación de esta empresa, 
c/ Los proyectos térmicos podrían implicar nuevos generadores independientes o bien ampliaciones de los existentes,
d/ El proyecto hidroeléctrico sugerido en el plan indicativo es El Cangrejal.
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Cuadro IV-4
NICARAGUA: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) (%)
En operación a diciembre de 1997 10 403 1,865 100.0
1 Empresa pública 9 367 1572 84.3
1.1 ENEL b/
Hidroeléctricas H 4 103 398 21.3
Geotérmicas G 1 70 187 10.0
Termoeléctricas V,TG 4 193 986 52.9
2 Generadores independientes 1 36 123 6.6
2.1 Amfels D 1 36 123 6.6
3 Cogeneradores v autoproductores 1 0 14 0.7
3.1 Timal Co 1 14 0.7
Compras (+) o ventas (-) al exterior 157 8.4
Construcción, contratadas o programas indicativos 
(entrando durante los próximos 5 años)
179






















7 Cogeneradores y autoproductores
7.1 San Antonio Co 1
10
10
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oñciales.
aJ Co: cogeneración de ingenios azucareros; D: motores ciclo diesel; G: geotérmicas; H: hidroeléctricas; TG: turbinas
de gas; V: termoeléctrica convencional a base de búnker, 
b/ El desglose de la generación de la ENEL es sólo con fines indicativos. Todavía no se conoce la estrategia
para la generación de esta empresa, 
c/ Los proyectos geotérmicos sugeridos en el plan indicativo son San Jacinto y Momotombo. Los hidroeléctricos
son La Sirena y Larreynaga.
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Cuadro IV-5
COSTA RICA: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) (%)
En operación a diciembre de 1997 51 1,372 5,555 100.0
1 Empresas públicas 26 1,214 4,958 89.2
1.1 ICE b/ 18 1,165 4,716 84.9
Hidroeléctricas H 12 810 4,027 72.5
Geotérmicas G 1 70 522 9.4
Termoeléctricas V,TG,D 4 284 167 3.0
1.2 CNFL hidroeléctricas H 8 50 242 4.3
2 Generadores independientes (Lev 72001 21 124 453 8.2
2.1 Hidroeléctricas H 20 107 377 6.8
2.2 Tilarán E 1 17 76 1.4
3 Cogeneradores íLev 72001 1 8 8 0.1
3.1 Azucarera El Viejo Co 1 8 8 0.1
4 Cooperativas 3 27 137 2.5
4.1 ESPH H 2 2 19 0.3
4.2 JASEC H 1 24 118 2.1
Compras (+) o ventas (-) al exterior -260
Construcción, contratadas o programas indicativos 8 574
(entrando durante los próximos 5 años)
5 Empresas públicas 6 422
5.1 ICE c/ 314
Hidroeléctricas H 2 239
Geotérmicas G 2 55
Eólicas E 1 20
5.2 CNFL termoeléctricas TG,V 1 108
6 Generadores independientes (varios) 152
6.1 Proyectos hidroeléctricos H (varios) 98
6.2 Proyectos eólicos E 1 26
6.3 Proyectos geotérmicos G 1 28
7 Cogeneradores v autoproductores 0
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Co: cogeneración en ingenios azucareros; D: motores ciclo diesel; E: eólicas; G: geotermias; H: hidroeléctricas;
TG: turbinas de gas; V: termoeléctrica convencional a base de búnker.
bl El desglose de la generación del ICE es sólo con fines indicativos. No está contemplada la desintegración de la
generaración de esta empresa, 
c/ Los proyectos geotérmicos del ICE son Miravalles II y ID. Los proyectos hidroeléctricos son Angostura y Birris.
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Cuadro IV-6
PANAMÁ: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participación
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) (%)
En operación a diciembre de 1997 6 910 3,987 100.0
1 Empresas públicas b/ 13 910 3,987 100.0
1.1 IRHE hidroeléctricas H 7 551 2,895 72.6
Bayano H 1 150 446 11.2
Chiriqui H 5 101 512 12.8
Fortuna H 1 300 1,937 48.6
1.2 IRHE termoeléctricas 6 360 1,092 27.4
Bahía de las Minas V, TG 6 360 1,092 27.4
2 Generadores independientes 0 0 0
3 Cngerieradnn>.g v autnprnductnres 0 0 0
Compras (+) o ventas (-) al exterior b/ -53
Construcción, contratadas o programas indicativos 7 560
(entrando durante los próximos 5 años)
5 Empresas públicas c/ 1 390
5.1 Estí H 1 130
5.2 Ampliaciones B. De las Minas V,TG 260
6 Generadores independientes 6 170
6.1 Petroeléctrica D 1 50
6.2 Proyectos hidroeléctricos d / H 5 120
7 Cogeneradores v autoproductores 0
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ D: motores ciclo diesel; H: hidroeléctricas; TG: turbinas de gas; V: termoeléctrica convencional a base de búnker,
b/ No se consideran los intercambios en la zona del canal.
c/ La división de la generación pública del IRHE corresponde a la propuesta de desmembración llevada a cabo en
mayo de 1998.
d/ Los proyectos hidroeléctricos desarrollados por privados coresponden a las concesiones para: Valle de Antón,
Los Algarrobos, Santa Marfa, Pando y Monte Lirio.
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Cuadro IV-7
ISTMO CENTROAMERICANO: PARTICIPACIÓN EN EL MERCADO DE ELECTRICIDAD.
SEGMENTO DE PRODUCCIÓN
Tipo de Número de Capacidad Producción Participad
central a/ centrales instalada (MW) (GWh) (%)
En operación a diciembre de 1997 127 5,563 22,254 100.0
1 Empresas públicas 78 4,454 17,408 78.2
1.1 Hidroeléctricas H 50 2,817 13,118 58.9
1.2 Termoeléctricas V, TG 24 1,391 3,128 14.1
1.3 Geotérmicas G 4 245 1,163 5.2
2 Generadores independientes 31 870 3,735 16.8
2.1 Hidroeléctricos H 22 121 433 1.9
2.2 Eólicos E 1 17 76 0.3
2.3 Termoeléctricos V, D,TG 8 733 3,226 14.5
3 Cogeneradores v autoproductores 15 212 974 4.4
3.1 Ingenios Co 10 148 641 2.9
3.2 Otros D,H 5 65 333 1.5
4 Cooperativas H 3 27 137 0.6
Construcción, contratadas o programas indicativos 39 2503
(entrando durante los próximos 5 años)
5 Empresas públicas 11 1193
5.1 Hidroeléctricas H 4 629
5.2 Termoeléctricas T 1 368
5.3 Geotérmicas G 5 176
5.4 Eólicas E 1 20
6 Generadores independientes 26 1262
6.1 Proyectos hidroeléctricos H 12 323
6.2 Proyectos geotérmicos G 3 57
6.3 Proyectos eólicos E 1 26
6.4 Proyectos termoeléctricos, petróleo V, TG 8 586
6.5 Proyectos termoeléctricos, carbón Ca 2 270
7 Cogeneradores v autoproductores Co 2 48
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ Ca: carboeléctricas; Co: cogeneración en ingenios azucareros; D: motores ciclo diesel; E: eólicas; G: geotérmicas;




ISTMO CENTROAMERICANO: MERCADOS MAYORISTAS, ESTRUCTURA 
Y PARTICIPACIÓN EN LA DEMANDA (DISTRIBUCIÓN, 




GUATEMALA: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD a1
Distribuidoras existentes y en formación
INDE INDE Empresas
Total EEGSA Región Región municipales
b / occidente oriente y otros
c Id l el el f/g /
Distribuidoras
(número de actores) 17 1 1 1 14
Usuarios (miles) 1,172 493 373 209 97
Residenciales 992 388 331 186 86
Comerciales 166 100 37 20 10
Industriales 4 2 1 1 0
Otros 10 3 4 2 1
Ventas (GWh) 3,464 2,630 339 311 185
Residenciales 1,170 791 167 128 84
Comerciales 901 743 67 56 35
Industriales 1,089 885 67 92 45
Otros 304 211 38 35 21
Facturación (millones de dólares) 279 214 26 24 15
Residenciales 86.4 62 11 8 6
Comerciales 77.3 64.2 6 5 3
Industriales 90.3 71.0 6 8 4
Otros 25.5 17.2 3 3 2
Área servida (miles de km2) 108.9 6.1 30.9 71.9
Población en úrea servida (miles) 10,519 3,008 4,460 3,051
índice de electrificación (%) 54 74 50 40
Consumo promedio kWh-año/usuario 2,955 5,336 909 1,487 1,897
Densidades: h/
De servicios: usuarios/km2 11 81 14 3
De carga: MWh/km2 32 433 15 6
Fuente: CEPAL, sobre ia base de cifras oficiales, 
a/ De acuerdo con informes estadísticos a diciembre de 1997. 
b/ Recientemente vendida o privatizada.
c/ En proceso de formación para su venta o privatización. Sus datos sectoriales se han estimado. 
di Comprende los departamentos de Huehuetenango, El Quiché, Chimaltenango, Totonicapán, Sololá,
Quezal te nango, San Marcos, Retalhuleu, Suchitepéquez y una parte de Escuintla. 
e/ Comprende los departamentos de Huehuetenango, Santa Rosa, Jutiapa, Jalapa, El Progreso, Jalapa,
Chiquimula, Zacapa, Izabal, Alta Verapaz, Baja Verapaz y El Petén; este último forma un sistema aislado. 
fl Existentes antes del proceso de reforma; su regímen de propiedad no sería alterado.
g/ Corresponden a los municipios de Huehuetenango, Puerto Barrios, San Pedro Pínula, San Pedro Sacatepéquez, 
Joyabaj, Santa Eulalia, Zacapa, Gualán, Guastatoya, Retalhuleu, San Marcos, Jalapa, Quezaltenango y 
Sayaxche. En éstos se han hecho estimaciones a partir de las compras en bloque realizadas al INDE, 
h/ Para las regiones, las densidades incluyen a sus respectivas empresas municipales.
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Cuadro V-2
EL SALVADOR: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD a/
Distribuidoras existentes y en formación
Total CAESS CLESA DELSUR EEO DEUSEM
bl el b /d  / b le í bl ff gf
Distribuidoras
(número de actores) 5 1 1 1 1 1
Usuarios (miles) 931 385 188 194 129 34
Residenciales 852 348 173 180 120 31
Comerciales 67 31 13 10 9 3
Industriales 6 3 1 2 0 0
Otros 6 3 1 2 0 0
Ventas (GWh) 3,184 1,551 598 700 272 64
Residenciales 1,149 504 202 259 148 36
Comerciales 556 336 61 103 44 13
Industriales 905 425 219 221 35 5
Otros 574 286 116 117 45 10
Facturación (millones de dólares) 292 146 52 66 24 5
Residenciales 93 42 15 22 12 2
Comerciales 60 36 6 11 5 1
Industriales 96 44 24 24 4 1
Otros 44 24 7 9 3 1
Área servida (miles de km2) 21.0 4.6 6.1 2.6 7.7
Población en área servida (miles) 5,924 1,973 1,250 1,392 1,159 150
índice de electrificación (%) 68 84 66 61 50 98
Consumo promedio kWh-año/usuario 3,421 4,031 3,172 3,606 2,105 1,857
Densidades: h/
De servicios: usuarios/km2 44 84 31 75 42 nd
De carga: MWh/km2 151 338 97 271 126 nd
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales, 
a/ De acuerdo con informes estadísticos a diciembre de 1997.
b/ Recientemente vendida o privatizada
c/ CAESS atiende los departamentos de Cabañas, Chalatenango, Cuscatlán y la parte norte de San Salvador, 
d/ CLESA atiende los departamentos de Santa Ana, Ahuachapán, Sonsonate y parte de La Libertad,
e/ DELSUR atiende los departamentos de La Paz y San Vicente, una parte de La Libertad y la parte sur de
San Salvador.
f/ EEO atiende los departamentos de La Unión, Morazán, San Miguel y Usulután, excepto la parte servida por 
DEUSEM.
g/ DEUSEM atiende algunas poblaciones del departamento de Usulután.




HONDURAS: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS
DE ELECTRICIDAD sJ
Distribuidoras
















Área servida (miles de km2) 112.5
Población en área servida (miles) 5,981
índice de electrificación (%) 52
Consumo promedio kWh-año/usuario 4,758
Densidades:
De servicios: usuarios/km2 5
De carga: MWh/km2 22
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales, 
a/ Se encuentran en discusión las propuestas para la creación de 








(número de actores) 1















Área servida (miles de km2) 131.8
Población en área servida (miles) 4,349
índice de electrificación (%) 56
Consumo promedio kWh-año/usuario 3,273
Densidades:
De servicios: usuarios/km2 3
De carga: MWh/km2 10
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales, 
a/ Se encuentra en estudio la propuesta para conformar varias empresas 
distribuidoras a partir de la ENEL.
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Cuadro V-5
COSTA RICA: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD a/
Distribuidoras existentes y en formación 
Empresas
Total ICE bl CNFLc/ municipales y 
cooperativas di
Distribuidoras
(número de actores) 8 1 1 6
Usuarios (miles) 927 387 373 168
Residenciales 816 342 330 145
General 100 39 40 20
Industriales 11 5 3 3
Otros 0 0 0
Ventas (GWh) 4,697 1,744 2150 803
Residenciales 2,119 731 959 429
General 1,105 387 565 153
Industriales 1,346 578 576 192
Otros 127 48 50 29
Facturación (millones de dólares) 358 142 167 49
Residenciales 126 48 58 20
General 113 42 58 13
Industriales 116 52 49 15
Otros 3 0 2 1
Área servida (miles de km2) 51.1 nd nd nd
Población en área servida (miles) 3,575 nd nd nd
índice de electrificación (%) 95 nd nd nd
Consumo promedio kWh-año/usuario 5,067 4,512 5,767 4,792
Densidades:
De servicios: usuarios/km2 18 nd nd nd
De carga: MWh/km2 92 nd nd nd
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a! De acuerdo con informes estadísticos a diciembre de 1997.
b/ Distribución servida por el Instituto Costarricense de Electricidad.
el Compañía Nacional de Fuerza y Luz, siriviendo el área metropolitana (San José y Alajuela).




PANAMÁ: CARACTERÍSTICAS DE LOS MERCADOS DE ELECTRICIDAD a/
Distribuidoras en formación b/
Total
Metro Noreste Chiriqui 
Oeste, S.A. S.A. S. A.
Distribuidoras
(número de actores) 3 1 1 1















Área servida (miles de km2) 75.5 nd nd nd
Población en área servida (miles) 2,722 nd nd nd
índice de electrificación (%) 68 nd nd nd
Consumo promedio kWh-año/usuario 7,477 8,110 7,951 5,250
Densidades:
De servicios: usuarios/km2 6
De carga: MWh/km2 43
Fuente: CEPAL, sobre la base de cifras oficiales.
a/ De acuerdo con informes estadísticos a diciembre de 1997.
b/ Las distribuidoras fueron vendidas en el mes de septiembre de 1998.
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Anexo VI
ISTMO CENTROAMERICANO: BALANCES DE POTENCIA Y ENERGÍA 1
1 Los balances de energía fueron realizados sobre la base de producciones con hidrologías del 




GUATEMALA: BALANCE DE POTENCIA
(MW)
Capacidad disponible y/o contratada y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 34 32 36 36 25 18 17
Demanda 888 964 1,049 1,139 1,235 1,327 1,423
Disponible 1,191 1,275 1,425 1,545 1,545 1,569 1,669
INDE Generación (1 empresa) 543 543 543 543 543 543 543
Hidro 420 420 420 420 420 420 420
Termo 123 123 123 123 123 123 123
Contratos take or pay 284 368 518 518 518 518 518
Hidroeléctricas 29 89 119 119 119 119 119
Geotérmicas 5 29 29 29 29 29 29
ENRON 90 90 90 90 90 90 90
Cogeneradores 160 160 160 160 160 160 160
Carboeléctrica San José 0 0 120 120 120 120 120
Autoproductores 56 56 56 56 56 56 56
Novela 18 18 18 18 18 18 18
Sidegua 38 38 38 38 38 38 38
Contratos sin compra mínima 208 208 208 228 228 228 228
GGG 130 130 130 150 150 150 150
Tampa 78 78 78 78 78 78 78
GI de acuerdo nuevas reglas 100 100 100 200 200 224 324
Geotérmicas 0 0 0 0 0 24 24
GENOR 40 40 40 40 40 40 40
GGG Palmas 60 60 60 160 160 160 160
Ciclo combinado 0 0 0 0 0 0 100




GUATEMALA: BALANCE DE ENERGÍA
(GWh)
Oferta y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 16 33 34 40 35 28 24
Demanda 4,611 5,003 5,419 5,875 6,381 6,873 7,369
Disponible 5,370 6,668 7,246 8,214 8,587 8,765 9,138
INDE Generación (1 empresa) 2,069 2,069 2,069 2,069 2,069 2,069 2,069
Hidro 1,637 1,637 1,637 1,637 1,637 1,637 1,637
Termo 432 432 432 432 432 432 432
Contratos take or pay 1,502 1,944 2,417 2,759 2,759 2,759 2,759
Hidroeléctricas 127 390 521 521 521 521 521
Geotérmicas 37 216 216 216 216 216 216
ENRON 707 707 707 707 707 707 707
Cogeneradores 631 631 631 631 631 631 631
Carboeléctrica San José 0 0 342 683 683 683 683
Autoproductores 417 417 417 417 417 417 417
Novela 134 134 134 134 134 134 134
Sidegua 283 283 283 283 283 283 283
Contratos sin compra mínima 1,010 1,494 1,599 1,853 1,853 1,853 1,853
GGG 484 968 968 1,117 1,117 1,117 1,117
Tampa 273 273 273 273 273 273 273
Complemento cogeneradores 252 252 252 252 252 252 252
Complemento carb. San José 0 0 105 210 210 210 210
GI de acuerdo nuevas reglas 372 745 745 1,117 1,489 1,668 2,040
Geotérmicas 0 0 0 0 0 179 179
GENOR 149 298 298 298 298 298 298
GGG Palmas 223 447 447 819 1,191 1,191 1,191
Ciclo Combinado 0 0 0 0 0 0 372
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Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.




EL SALVADOR: BALANCE DE POTENCIA
(MW)
Capacidad disponible y/o contratada y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 17 20 21 29 41 35 28
Demanda 717 740 785 824 862 902 947
Total 840 886 946 1,066 1,216 1,216 1,216
CEL (5 empresas) 695 741 801 921 921 921 921
Hidro 1 130 130 190 190 190 190 190
Hidro 2 212 212 212 332 332 332 332
Geo CEL 96 142 142 142 142 142 142
Termo 1 187 187 187 187 187 187 187
Termo 2 70 70 70 70 70 70 70
Contratos take or pay 127 127 127 127 127 127 127
Nejapa Power 127 127 127 127 127 127 127
Autoproductores 18 18 18 18 18 18 18
CESSA 18 18 18 18 18 18 18
GI de acuerdo nuevas reglas 0 0 0 0 150 150 150
Termoeléctrica 0 0 0 0 150 150 150
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.
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Cuadro VI-4
EL SALVADOR: BALANCE DE ENERGÍA
(GWh)
Oferta y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 6 9 5 6 25 19 13
Demanda 3,848 4,079 4,339 4,558 4,774 5,005 5,263
Total 4,094 4,437 4,568 4,831 5,948 5,948 5,948
CEL (4 empresas) 3,015 3,357 3,489 3,751 3,751 3,751 3,751
Hidro 1 430 430 561 561 561 561 561
Hidro 2 956 956 956 1,219 1,219 1,219 1,219
Geo CEL 605 948 948 948 948 948 948
Termo 1, turbinas de gas 655 655 655 655 655 655 655
Termo 1, vapor 368 368 368 368 368 368 368
Contratos take or pay 526 526 526 526 526 526 526
Nejapa Power 526 526 526 526 526 526 526
Autoproductores 134 134 134 134 134 134 134
CESSA 134 134 134 134 134 134 134
GI de acuerdo nuevas reglas 420 420 420 420 1537 1537 1537
Termoeléctrica 0 0 0 0 1,117 1,117 1,117
Complemento Nejapa Power 420 420 420 420 420 420 420
Fuente: CEP AL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios. 
Nota: Generación hidroeléctrica con base en hidrologías del 80%.
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Cuadro VI-5
HONDURAS: BALANCE DE POTENCIA
(MW)
Capacidad disponible y/o contratada y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 1 11 5 7 1 7 4
Demanda 675 725 764 795 823 853 898
Total 682 802 802 850 834 914 938
ENEE (1 empresa) 468 468 468 468 428 508 508
Hidro 420 420 420 420 420 500 500
Termo 48 48 48 48 8 8 8
Contratos sin compra mínima 214 334 334 382 406 406 430
ELCOSA 80 100 100 100 100 100 100
LUFUSSA 40 100 100 100 100 100 100
EMCE 74 114 114 114 114 114 114
CEMCOL 20 20 20 20 20 20 20
Futuros 0 0 0 48 72 72 96
Autoproductores 1 1 1 1 1 1 1
Varios 1 1 1 1 1 1 1




HONDURAS: BALANCE DE ENERGÍA
(GWh)
Oferta y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 0 16 10 14 8 11 9
Demanda 3,738 3,995 4,215 4,384 4,541 4,708 4,958
Total 3,732 4,625 4,625 4,983 4,895 5,245 5,424
ENEE (1 empresa) 2,267 2,267 2,267 2,267 2,000 2,350 2,350
Hidro 1,974 1,974 1,974 1,974 1,974 2,324 2,324
Termo 293 293 293 293 26 26 26
Contratos sin compra minima 1,461 2,355 2,355 2,712 2,891 2,891 3,070
ELCOSA 596 745 745 745 745 745 745
LUFUSSA 173 620 620 620 620 620 620
EMCE 544 841 841 841 841 841 841
CEMCOL 149 149 149 149 149 149 149
Futuros 0 0 0 357 536 536 715
Autoproductores 4 4 4 4 4 4 4
Varios 4 4 4 4 4 4 4
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EufiOte: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios. 




NICARAGUA: BALANCE DE POTENCIA
(MW)
__________ Capacidad disponible y/o contratada y demanda__________
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 3 31 24 17 16 14 19
Demanda 374 396 418 442 468 496 526
Total 384 518 518 518 543 568 625
ENEL (1 empresa) 344 368 368 368 393 418 475
Hidroeléctricas 103 103 103 103 103 103 135
Geotérmicas 46 70 70 70 95 120 145
Termoeléctricas 195 195 195 195 195 195 195
Contratos take or pay 30 30 30 30 30 30 30
Anfells 30 30 30 30 30 30 30
Contratos sin compra mínima 10 120 120 120 120 120 120
CENTRAN 0 50 50 50 50 50 50
COASTAL 0 50 50 50 50 50 50
Ingenios 10 20 20 20 20 20 20
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.
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Cuadro VI-8
NICARAGUA: BALANCE DE ENERGÍA
(GWh)
Oferta y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 0 34 33 24 24 23 24
Demanda 2,007 2,159 2,324 2,500 2,650 2,809 2,978
Total 2,007 2,899 3,096 3,096 3,283 3,469 3,687
ENEL (1 empresa) 1,761 1,888 2,041 2,041 2,227 2,413 2,631
Hidroeléctricas 351 351 351 351 351 351 383
Geotérmicas 242 368 521 521 707 894 1,080
Termoeléctricas 1,169 1,169 1,169 1,169 1,169 1,169 1,169
Contratos take or pay 223 223 223 223 223 223 223
Anfells 223 223 223 223 223 223 223
Contratos sin compra mínima 22 788 832 832 832 832 832
CENTRAN 0 372 372 372 372 372 372
COASTAL 0 372 372 372 372 372 372
Ingenios 22 44 88 88 88 88 88
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.
Nota: Generación hidroeléctrica con base en hidrologías del 80%. Cogeneración entra a mitad del año.
(MW)
-v _ _ = = = = _ = = ^ = =
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Cuadro VI-9
COSTA RICA: BALANCE DE POTENCIA
Capacidad disponible y/o contratada y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 45 44 58 54 50 42 39
Demanda 998 1,042 1,123 1,181 1,243 1,310 1,379
Total 1,446 1,499 1,776 1,816 1,864 1,864 1,920
ICE (1 empresa) 1,178 1,198 1,375 1,375 1,410 1,410 1,410
Hidroeléctricas 810 810 987 987 1,022 1,022 1,022
Geotérmicas 125 125 125 125 125 125 125
Eólicas 0 20 20 20 20 20 20
T ermoeléctricas 243 243 243 243 243 243 243
CNFL (1 empresa) 50 77 149 149 149 149 185
Hidroeléctricas 50 77 77 77 77 77 77
T ermoeléctricas 0 0 72 72 72 72 108
Cooperativas y otros (6 empresas) 30 30 29 29 29 29 29
Hidroeléctricas 30 30 29 29 29 29 29
Generación autónoma (varias) 189 195 224 264 277 277 297
Hidroeléctricas 142 148 149 189 202 202 222
Geotérmicas 0 0 28 28 28 28 28
Eólicas 43 43 43 43 43 43 43
Termoeléctricas 4 4 4 4 4 4 4
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.
r





1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 16 20 35 30 27 20 17
Demanda 5,566 5,816 6,296 6,619 6,973 7,345 7,737
Total 6,444 6,961 8,484 8,624 8,823 8,823 9,083
ICE (1 empresa) 5,441 5,818 6,593 6,593 6,747 6,747 6,747
Hidroeléctricas 3,822 3,822 4,598 4,598 4,751 4,751 4,751
Geotérmicas 624 931 931 931 931 931 931
Eólicas 0 70 70 70 70 70 70
Termoeléctricas 995 995 995 995 995 995 995
CNFL (1 empresa) 217 335 871 871 871 871 1,060
Hidroeléctricas 217 335 335 335 335 335 335
Termoeléctricas 0 0 536 536 536 536 725
Cooperativas y otros (6 empresas) 131 131 131 131 131 131 131
Hidroeléctricas 131 131 131 131 131 131 131
Generación autónoma (varias) 655 676 888 1,028 1,074 1,074 1,144
Hidroeléctricas 498 519 522 662 708 708 778
Geotérmicas 0 0 208 208 208 208 208
Eólicas 151 151 151 151 151 151 151
Termoeléctricas 7 7 7 7 7 7 7
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios. 
Nota: Generación hidroeléctrica con base en hidrologías del 80%.
Cuadro VI-11
PANAMÁ: BALANCE DE POTENCIA
(MW)
Capacidad disponible y/o contratada y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 37 46 53 57 54 48 44
Demanda 737 773 806 841 877 914 953
Total 1,008 1,128 1,237 1,322 1,350 1,350 1,372
IRHE (5 empresas) 938 1,056 1,123 1,159 1,159 1,159 1,159
EGE Bayano, S. A. 150 150 150 ISO 150 150 150
EGE Chiriquí, S. A. 101 101 101 101 101 101 101
EGE Fortuna, S. A. 300 300 300 300 300 300 300
Proyecto Esti 0 0 94 130 130 130 130
EGE Bahía de las Minas, S. A. 387 505 478 478 478 478 478
Contratos sin compra mínima 50 50 50 50 50 50 50
Petroeléctrica 50 50 50 50 50 50 50
Autoproductores 20 20 20 20 20 20 20
Petroterminales 20 20 20 20 20 20 20
Concesiones Hidro (5 proyectos) 0 2 44 93 121 121 121
Sta. María, Pando, M. Lirio, etc. 0 2 44 93 121 121 121
Proyectos bajo el nuevo marco 
Gualaca
0 0 0 0 0 0 22
22
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios.
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Cuadro VI-12 
PANAMÁ: BALANCE DE ENERGÍA 
(GWh)
Oferta y demanda
1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004
Reserva (%) 6 29 34 32 29 24 21
Demanda 4,383 4,595 4,794 4,999 5,213 5,435 5,669
Total 4,635 5,914 6,401 6,608 6,735 6,735 6,831
IRHE (5 empresas) 4,379 5,316 5,619 5,777 5,777 5,777 5,777
EGE Bay ano, S. A. 643 643 643 643 643 643 643
EGE Chiriquí, S. A. 367 367 367 367 367 367 367
EGE Fortuna, S. A. 1,586 1,586 1,586 1,586 1,586 1,586 1,586
Proyecto Esti 0 0 412 569 569 569 569
EGE Bahía de las Minas, S. A. 1,783 2,720 2,611 2,611 2,611 2,611 2,611
Contratos sin compra mínima 186 521 521 521 521 521 521
Petroeléctrica 186 521 521 521 521 521 521
Autoproductores 70 70 70 70 70 70 70
Petroterminales 70 70 70 70 70 70 70
Concesiones Hidro (5 proyectos) 0 7 191 240 367 367 367
Sta. María, Pando, M. Lirio, etc. 0 7 191 240 367 367 367
Proyectos bajo el nuevo marco 0 0 0 0 0 0 96
Gualaca 96
Fuente: CEPAL, sobre la base de información de las empresas eléctricas y de cálculos propios. 
Nota: Generación hidroeléctrica con base en hidrologías del 80%.
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